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Deutschland hat seine Vormachtstellung als führender Standort der Photovoltaik-
produktion bereits vor Jahren eingebüßt. Die Position als größter Absatzmarkt der Welt 
geht binnen des Jahres 2015 an China über. Dennoch bleibt die Photovoltaik einer der 
bedeutendsten Energieträger sowohl für die energetische Zukunft Deutschlands als auch 
auf globaler Ebene.  
 
Mit meinem beruflichen Einstieg in die Energiewirtschaft sind die erneuerbaren Energien, 
allen voran die Photovoltaik, seit 2008 Schwerpunkt meiner täglichen Arbeit. Daraus 
erwuchs mein Wunsch, mich tiefgründig wissenschaftlich dem Thema Photovoltaik zu 
widmen. Die Idee zu dieser Arbeit geht auf das Jahr 2010 zurück. Zu diesem Zeitpunkt 
galt die Photovoltaik als eine der teuersten erneuerbaren Energieformen und ihre Netzpa-
rität im Sinne der klassischen Definition war am Standort Deutschland noch nicht er-
reicht.  
 
Nach fast fünf Jahren Arbeit komme ich mir manchmal vor wie ein Einsiedler, in meiner 
Gedankenwelt und abwesend vom Alltag. Jede freie Minute und jeder Gedanke waren in 
dieser Zeit auf das Ziel der Fertigstellung dieser Dissertation gerichtet.  
 
Die zurückliegende Zeit war geprägt von Hochgefühlen und Zweifeln. Meinen Dank möch-
te ich an die Menschen richten, die mich zumeist nicht wissentlich auf fachlicher Ebene 
inspirierten, sondern meinen oftmals konfusen Gedanken ein offenes Ohr schenkten. 
Obschon die meisten Lösungen neue Herausforderungen nach sich zogen, hat mich jedes 
Gespräch ein Stück auf dem Weg vorangebracht. 
 
Die Auswirkungen dieser Arbeit betrafen mein gesamtes Umfeld und haben dessen Ge-
duld oft strapaziert. Mein größter Dank gebührt meiner Frau Stefanie, die mich in diesen 
Jahren stützte, sooft sie mich auch gedankenverloren vorgefunden hat und mich wieder 
erdete. Mit ihrer Stärke und dem Glauben an mich schenkte Sie mir den Mut, ein solches 
Projekt überhaupt erst zu beginnen und umzusetzen. Ich danke ihr für das Verständnis, 
neben meiner beruflichen Tätigkeit, all meine noch vorhandene Energie auf diese Disser-
tation gerichtet zu haben.  
 
Letztlich möchte ich meinem Doktorvater Prof. Jan C. Bongaerts meinen besonderen 
Dank aussprechen. Er bot mir die Chance, meiner wissenschaftlichen Kreativität in dieser 
Arbeit freien Lauf zu lassen. 
 









Im Rahmen der Energiewende vollzieht sich die Abkehr von einer zentralisierten Energie-
versorgung mit weitgehend fossilen Kraftwerken hin zu einem dezentral organisierten 
System mit vorrangig erneuerbaren Energien. In diesem zukünftigen durch erneuerbare 
Energien dominierten Energiemarkt, nimmt die Photovoltaik (PV) aufgrund ihrer techno-
logischen Eigenschaften eine besondere Stellung ein.  
 
Einer umfassenden Nutzung der Photovoltaik standen in der Vergangenheit hohe Investi-
tionskosten entgegen. Der globale Auf- und Ausbau von Produktionskapazitäten zur 
Fertigung von PV-Anlagen und damit einhergehende Lernkurveneffekte haben im Zeitver-
lauf zu einer deutlichen Kostenreduktion für PV-Anlagen geführt. 
 
Die vormalige Kostenintensität von PV-Anlagen hat zur Entwicklung des klassischen 
Ansatzes zur Netzparität der Photovoltaik, als Maß deren Wettbewerbsfähigkeit, geführt.  
Der Ansatz stellt auf den Vergleich von Stromgestehungskosten einer neu installierten 
PV-Anlage eines Haushalts mit dessen Strombezugskosten aus dem öffentlichen Strom-
netz ab. Sowohl die Gegenüberstellung von Kosten und Preisen als auch der Fokus ledig-
lich auf private Haushalte schränken die Anwendbarkeit des Ansatzes ein und bilden den 
Hintergrund dieser Arbeit.  
 
Basierend auf einer umfassenden Literaturrecherche bestehender Paritätsbegriffe erfolgt   
eine Neudefinition des Ansatzes der Netzparität der Photovoltaik, die eine aussagekräfti-
ge Bewertung der Wettbewerbsfähigkeit dieser Technologie erlaubt. Wettbewerbsfähig-
keit ist gegeben, wenn sich der Einsatz der Photovoltaik kostensenkend auf die Gesamt-
kosten der Stromproduktion des Energiemarkts auswirkt.  
 
Die allgemeine Anwendbarkeit des Ansatzes auf weitere Energieerzeugungstechnologien, 
regional und zeitlich unabhängig, gilt als wesentliche Bedingung der Entwicklung des 
Paritätsansatzes. Hierfür werden die Kriterien reine Kostenorientierung, Betrachtung des 
gesamten Lebenszyklus von Energieerzeugungsanlagen, Anlagenbetrieb im technologi-
schen Optimum und Vergleichsbasis im Energiemix definiert. Unter Zuhilfenahme eines 
Energiemarktmodells erfolgt die theoretische Darstellung des novellierten Paritätsansat-
zes. 
 
Netzparität der Photovoltaik im Ansatz dieser Arbeit liegt vor, wenn PV-Anlagen im Rah-





dass der Saldo aus Stromgestehungskosten von PV-Anlagen eines Installationsjahrs und 
dem Energiemix über deren Nutzungsdauer positiv ist.  
 
Im Ergebnis des novellierten Ansatzes wird festgestellt, dass der jeweils in einer Region 
vorliegende Energiemix die Wettbewerbsfähigkeit von Stromerzeugungstechnologien wie 
der Photovoltaik determiniert. Externe Eingriffe wie eine Begrenzung der Anlagennut-
zungsdauer, führen generell zu höheren Kosten im Energiemix. Weiterhin zeigt sich, dass 
für den Standort Deutschland PV-Anlagen ab 2035 die Bedingungen der Netzparität erfül-
len und entsprechend im nationalen Energiemix kostenmindernd wirken.  
 
Die Neudefinition des Ansatzes zur Netzparität als kostenbasiertes, langfristorientiertes 
und technologieneutrales Modell stellt ein Planungsinstrument dar, das die Umsetzung 
politischer Ziele wie der verstärkte Ausbau erneuerbarer Energien oder die Reduktion von 
CO2-Emissionen kostenminimal ermöglicht.  








Within the „Energiewende“, there is a renunciation from a centralized energy supply with 
largely fossil power-plants to a decentralized organized system with overridingly renewa-
ble energies. Due to the technological features, photovoltaic (PV) will take a special posi-
tion in this energy market, which will be dominated by renewable energies in the future. 
 
High investment costs used to be the main hindrance for an extensive use of photovoltaic 
in the past. The learning curve effects, which followed the global development of produc-
tion capacities for PV system manufacturing, lead to a significant cost reduction for PV 
systems over the course of time.  
 
The former cost intensity of PV systems lead to the development of the classic approach 
of grid parity for photovoltaic as a measure for competitiveness. This approach compares 
the generation costs of electricity for a household with a newly installed PV system and 
the procurement costs of electricity from the public grid. However, not only comparing 
costs and prices but also focusing merely on private households restrict the usability of 
the approach and therefore form the background of this thesis.  
 
Based on an intensive literature research of existing parity definitions, a new definition of 
this approach will be made, which allows a meaningful evaluation of the competitiveness 
of this technology. Competitiveness is given when the use of photovoltaic has a cost-
cutting effect on the overall costs of the electricity generation of the energy market.  
 
The essential terms of the development of this parity approach are the general usability 
for further energy generation technologies as well as regional and time independence. 
Therefore the criteria pure cost orientation, consideration of the total life cycle of energy 
production systems, a technologically optimal plant operation as well as a comparative 
basis in the energy mix need to be defined. With the help of an energy market model, 
the theoretical presentation of the revised parity approach can be performed. 
 
Grid parity for photovoltaic is given in the approach of this thesis, when PV systems lead 
to a cost reduction of the energy mix in within its life cycle. This means that the balance 
of electricity generation costs of PV systems of the same installation year and the energy 
mix beyond the life cycle are positive. In the result of the approach it will be discovered 
that the regional energy mixes determine the competitiveness of electricity generation 
technologies such as photovoltaic. External interventions, such as a restriction of the 





shown, that PV systems in Germany will meet the requirements for grid parity from 2035 
onwards and therefore have a cost reducing effect on the national energy mix.  
 
The new definition of the approach for grid parity as a cost-based, long-term oriented, 
technology neutral model offers a planning instrument, which enables the implementa-
tion of political objectives such as an increased expansion of renewable energies or the 
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Die hohe Bedeutung der Photovoltaik (PV) als Energiequelle der Zukunft fußt im Kern auf 
ihrem außerordentlichen Potenzial zur Energieerzeugung. DLR et al. (DLR et al., 2009) 
weisen auf globaler Ebene ein technisches Potenzial von 469.000 TWh zur Stromerzeu-
gung mittels Photovoltaik aus. Die weltweit erzeugte Elektrizitätsmenge in 2013 umfasste 
23.127 TWh (BP, 2014). Folglich übersteigt das Potenzial der Stromerzeugung der Photo-
voltaik den globalen Verbrauch um den Faktor 20 und unterstreicht damit deren Bedeu-
tung. Selbst für den Standort Deutschland, der vergleichsweise geringe solare Einstrah-
lungswerte im globalen Vergleich aufweist, zeigt die Auswertung verschiedener 
Potenzialberechnungen in Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik 
(IWES) (IWES, 2012a) ein hohes technisch-wirtschaftliches Potenzial zwischen 206 und 
512 TWh für die photovoltaische Stromproduktion.  
 
Als limitierender Faktor der flächendeckenden Anwendung von PV-Anlagen zur Stromer-
zeugung erwiesen sich bislang die vergleichsweise hohen Investitionskosten. Anfang der 
1990er Jahre beliefen sich diese für eine PV-Anlage noch auf über 15.000 €/kW. Bereits 
bis zum Jahr 2000 war eine massive Kostenreduktion um 60 % für PV-Anlagen in 
Deutschland zu beobachten. Trotz dieser enormen Verringerung der Investitionskosten 
auf 6.000 €/kW in 2000 bestand weiterhin ein erheblicher Unterschied zwischen den 
Stromgestehungskosten einer PV-Anlage mit 59 €Cent/kWh und anderen erneuerbaren 
Energien wie der Onshore-Windenergie, die je nach Standort Stromgestehungskosten 
von deutlich unter 10 €Cent/kWh verursacht (BMU, 2002).   
 
Aufgrund der Tatsache, dass die Kostenentwicklung als determinierender Faktor zur 
weiteren Branchenentwicklung der Photovoltaik angesehen werden kann, strebt die Bran-
che fortwährend Kostenreduktionen an. Das Konzept der Netzparität als Gleichheit von 
Stromgestehungskosten einer PV-Anlage mit den Kosten der Strombeschaffung aus dem 
öffentlichen Stromnetz (Endkundenpreis) gilt seither als wesentlicher Schritt zur Wettbe-
werbsfähigkeit der Photovoltaik und wird mitunter als ihr „heiliger Gral“ beschrieben 
(Sinke, 2009).  
  
Während die Netzparität durch sinkende Kosten der Stromgestehung der Photovoltaik 
und steigende Stromkosten der öffentlichen Versorgung erreicht wird, wirkt sie sich 
lediglich auf die Einnahmenseite der PV-Anlagenbetreiber aus. Für neu installierte PV-
Anlagen besteht mit Erreichen der Netzparität die Wahlmöglichkeit zwischen der Einspei-




sung ins Stromnetz und dem Eigenverbrauch des selbst erzeugten PV-Stroms. Die Netz-
parität eröffnet somit neue Einnahmequellen und führt zu einem Wandel der Geschäfts-
modelle von PV-Anlagenbesitzern (Bost ; Hirschl ; Aretz, 2011).  
 
Mit der Vergleichsbasis des Endkundenpreises im Strombezug werden im Ansatz der 
Netzparität sowohl die Kosten der Erzeugung, der Verteilung und des Vertriebs des 
Stroms als auch Steuern und Abgaben einbezogen. Der Einordnung der PV-
Stromgestehungskosten in das bestehende System der Stromerzeugung wird der klassi-
sche Ansatz zur Netzparität nicht gerecht. Die Aufteilung des Haushaltsstrompreises im 
Jahr 2014 legt offen, dass von 29,8 €Cent/kWh lediglich 5,8 €Cent/kWh und damit 19,5 
% auf die Strombeschaffung entfallen. In Summe wird in 2014 mit 51,3 % mehr als die 
Hälfte des Endkundenpreises für Steuern, Abgaben und Umlagen aufgewendet (AEE, 
2014).  
 
Insgesamt liefert der bisherige Ansatz zur Netzparität keine aussagekräftige Kennziffer 
zur Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik, wenngleich dies propagiert wird (Borenstein, 
2011). Eine wesentliche Fehlstelle besteht in der nicht rein kostenbasierten Betrachtung 
zwischen neu installierten PV-Anlagen und weiteren Stromerzeugungstechnologien.  
 
1.2 Zielstellung  
 
 
Ausgehend vom bestehenden Spektrum an Definitionen zur Netzparität der Photovoltaik 
soll in der vorliegenden Arbeit eine Neudefinition dieser entwickelt werden, die eine Aus-
sage zur Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik im Energiemix erlaubt. Analog dem 
konventionellen Ansatz zur Netzparität der Photovoltaik soll die Neudefinition die An-
wendbarkeit auf globaler Ebene unbegrenzt gewährleisten.  
 
Im Rahmen eines einfachen Energiemarktmodells ist die Neudefinition zur Netzparität der 
Photovoltaik zunächst modelltheoretisch zu entwickeln und anschließend im Praxistest für 
den Standort Deutschland anzuwenden. Zur Umsetzung dieser Zielstellung ist eine um-
fassende Status-quo-Analyse der Energieträger im deutschen Energiemix mit spezifi-
schem Blick auf die Photovoltaik sowie deren mittel- bis langfristige Prognose notwendig. 
 
  




1.3 Methodik und Vorgehensweise 
 
 
Auf der Basis einer umfassenden Literaturanalyse zum Themenfeld der Netzparität der 
Photovoltaik sind in Kapitel 2, Kriterien zu entwickeln, die eine Bewertung der identifizier-
ten Ansätze zur Netzparität im Hinblick auf das Ziel der Neudefinition zur Abbildung der 
Wettbewerbsfähigkeit dieser Technologie erlauben. Hierbei ist das gesamte Spektrum der 
Paritätsbegriffe im nationalen wie internationalen Raum zu erfassen und zu analysieren.  
 
In Kapitel 3 wird ein Energiemarktmodell erarbeitet, in dessen Rahmen die Entwicklung 
der Neudefinition zur Netzparität der Photovoltaik modelltheoretisch umgesetzt wird. 
Hierbei gilt es, die Voraussetzungen zum Erreichen der Parität zu bestimmen und mittels 
der Betrachtung verschiedener Szenarien zu analysieren.  
 
Schwerpunktmäßig wird in Kapitel 4 die neu erarbeitete Definition zur Netzparität auf den 
deutschen Energiemarkt angewendet. In diesem Kontext ist eingangs der Aufbau des 
deutschen Kraftwerksparks im Energiemix für das zu betrachtende Basisjahr 2010 zu 
bestimmen. Von 2010 ausgehend ist der Kraftwerkspark im deutschen Energiemix zu 
prognostizieren mit dem Ziel der Berechnung der zukünftigen Stromgestehungskosten im 
Energiemix. Hierfür müssen die Stromgestehungskosten sämtlicher Kraftwerke im Ener-
giemix Deutschlands differenziert nach Energieträgern und Technologieständen berechnet 
werden. Im Ergebnis dieses Kapitels lässt sich mittels des Vergleichs der Stromgeste-
hungskosten des deutschen Energiemix mit den neu installierten PV-Anlagen am Stand-
ort Deutschland der Zeitpunkt der Netzparität bestimmen. 
  
Die Ausführungen in Kapitel 5 bilden den Abschluss der Untersuchung, führen einen 
Ergebnisvergleich durch und interpretieren die Berechnungen zur Netzparität der Photo-
voltaik in Deutschland.  
 
1.4 Fokussierung im Untersuchungsgegenstand 
 
 
Zentralen Stellenwert für diese Arbeit besitzt die Berechnung der Stromgestehungskosten 
der Kraftwerke im deutschen Energiemix. Prinzipiell erfolgt deren Berechnung mittels des 
Ansatzes der Levelized costs of electricity (LCOE) (Kost et al., 2012). Die Berechnung der 
Stromgestehungskosten erfolgt hierbei als Quotient aus der Summe von Investitions- 
und Betriebskosten sowie der Stromproduktion über die gesamte Nutzungsdauer der 
Kraftwerke. Beide Terme werden als Nettobarwerte verwendet und entsprechend diskon-
tiert (DECC, 2013). 
 




Die Stromgestehungskosten sind als reine Kostenanalyse der Stromerzeugung zu verste-
hen, ohne dass eine weiterführende Betrachtung der zeitlichen und räumlichen Bereitstel-
lung des Stroms stattfindet. Um einen Ausgleich zwischen Stromangebot und -nachfrage 
zu gewährleisten, werden Stromnetze und Speicher angewendet. In diesem Kontext steht 
die Fragestellung, ob und inwiefern diese Kosten einem spezifischen Energieträger zure-
chenbar sind.   
 
Die U.S. Energy Information Administration (EIA, 2014) bezieht sich bei der Berechnung 
der Stromgestehungskosten auf Faktoren zur Messbarkeit der zeitlichen und örtlichen 
Verfügbarkeit des generierten Stroms. Diese Studie erweitert das Konzept des LCOE-
Ansatzes, der lediglich die Stromgestehung im einzelnen Kraftwerk betrachtet, durch die 
Berechnung der so genannten Levelized avoided costs of electricity (LACE). Gleicherma-
ßen findet eine Erweiterung der LCOE-Berechnung mittels Einbeziehung der Übertra-
gungskosten im Stromnetz statt. Für konventionelle und regelbare erneuerbare Energie-
träger weist die U.S. Energy Information Administration (EIA, 2014) geringe 
Übertragungskosten aus, wohingegen der Offshore-Windenergie die nahezu fünffachen 
Übertragungskosten eines Kohlekraftwerks zugerechnet werden (EIA, 2014).   
 
In den LACE wird der Wert des erzeugten Stroms eines Kraftwerks ermittelt, indem die 
Stromproduktion des Kraftwerks einerseits mit den Grenzkosten des Stromangebots in 
der jeweiligen Region bewertet wird. Andererseits wird die Möglichkeit zur Bereitstellung 
von Regelenergie durch das Kraftwerk abgeschätzt und zu den Kosten der Regelenergie 
kalkuliert. Der als Differenz aus LCOE und LACE berechnete Nettowert ist als Maßzahl für 
die Wertigkeit der Investition in das Kraftwerk zu sehen, wobei ein positiver Wert angibt, 
dass die Investition positive Erträge erwirtschaftet (EIA, 2013). Als problematisch erweist 
sich die regionale und temporäre Beschränkung des Ansatzes. Aufgrund von Veränderun-
gen im Kraftwerkspark einer Region und sich ändernder Nachfragesituationen können die 
LACE im Unterschied zu den LCOE nur für einen Zeitpunkt bestimmt werden, so dass eine 
pauschale Anwendung der LACE über die gesamte Nutzungsdauer eines Kraftwerks als 
schwierig erachtet werden muss.   
 
Um die örtliche Verteilung des erzeugten Stroms kostenseitig zu erfassen, werden die 
Stromkosten durch das Reiner Lemoine Institut (RLI, 2013) als Kostenpunkt „Transport-
netz“ im Zuge des Ausbaus der erneuerbaren Energien abgebildet und unter Gesamtsys-
temkosten aufgeführt. Eine Zuordnung der Netzkosten zu einem spezifischen Energieträ-
ger findet nicht statt. Analog hierzu werden Speicherkosten, differenziert nach 
Pumpspeichern und Batterien, als eigenständige Kosten innerhalb der Gesamtsystemkos-
ten dargestellt (RLI, 2013). Die Ausführungen in Energie-Forschungszentrum Niedersach-
sen (efzn, 2013) zeigen ebenfalls, dass Speicher gemäß ihrer primären Funktion als 




Systemdienstleistung kategorisiert werden und demnach keinem einzelnen Energieträger 
direkt zurechenbar sind.  
 
Für den notwendigen Netzausbau ursächlich ist die Veränderung der Standortwahl für 
neue Kraftwerke. Während die fossile Energieerzeugung bislang in örtlicher Nähe der 
Verbrauchszentren stattfindet, dominieren zumeist geografische Gegebenheiten die 
Standortauswahl für erneuerbare Energien, was zu Verwerfungen zwischen Stromerzeu-
gung und -verbrauch führt. Der Hauptgrund für eine suboptimale Standortwahl bei 
Kraftwerksneubauten besteht aufgrund der in Deutschland fehlenden gesetzlichen Ver-
pflichtung der Kraftwerksbetreiber zur Beteiligung an den Netzkosten (Haucap ; Pagel, 
2014). Das bestehende Energiesystem, und damit einhergehend das Stromnetz, ist auf 
die Stromerzeugung konventionell fossiler Kraftwerke ausgerichtet. Diese politisch moti-
vierte Orientierung auf fossile Energieträger erweist sich als maßgebend verantwortlich 
für den heute notwendigen Netzausbau, so dass dessen Kosten nicht pauschal den er-
neuerbaren Energien zurechenbar sind (Küchler ; Meyer ; Blanck, 2012).  
 
Im Rahmen dieser Arbeit ist festzustellen, dass eine grundlegende Systematik der Zu-
ordnung von Kosten der örtlichen und zeitlichen Verteilung des Stroms zu einzelnen 
Energieträgern nicht vorliegt und im deutschen Rechtsrahmen keine Verankerung exis-
tiert. Demgemäß beschränkt sich die Analyse der Stromgestehungskosten lediglich auf 




      
  




2. Literaturanalyse der Ansätze zur Netzparität 
 
2.1 Paritätsbegriffe in der Fachliteratur  
 
 
Der starke Ausbau der installierten PV-Leistung sowohl im Inland als auch auf den globa-
len Märkten führt im Kontext der damit verbundenen staatlichen monetären Subventio-
nierung dieser Technologie wiederholt zu Diskussionen über den wirtschaftlichen Nutzen 
und den zeitlichen Förderhorizont. Bezüglich der Frage der Wettbewerbsfähigkeit der 
Photovoltaik wird die Netzparität als Zielmarke der PV-Branche bezeichnet. Die wissen-
schaftliche Debatte stellt auf eine Vielzahl von Begriffsdefinitionen ab, die nachfolgend 
dargestellt, analysiert und diskutiert werden.  
 
Der grundlegende Ansatz zur Netzparität bzw. verbundener Definitionen basiert auf der 
Gegenüberstellung der Stromgestehungskosten einer PV-Anlage und einer Vergleichsba-
sis im Kontext konventioneller Energien. Dieser Vergleich zielt darauf, eine Aussage zum 
Status der Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik gegenüber dem konventionellen Ener-
giemix oder einem spezifischen Energieträger treffen zu können. Mehrheitlich wird der 
Strompreis als Vergleichsbasis verwendet. Ursächlich ist die gute Verfügbarkeit dieser 
Datenbasis sowohl auf nationaler als auch auf internationaler Ebene, was wiederum 
einfache vergleichende Ländermarktanalysen zulässt. Daneben bedient der Strompreis 
die Anforderung als Kommunikationsinstrument der PV-Branche, da sowohl dessen Höhe 
als auch Entwicklung weitestgehend transparent sind.  
 
Mit Bezug auf den Strompreis als Vergleichsbasis wird zwischen privaten und kommerzi-
ellen Anwendern unterschieden. Der klassische Begriff der Netzparität findet sich in der 
Mehrzahl der Konzepte im Bereich privater Anwender und markiert die Gleichheit zwi-
schen Stromgestehungskosten der Photovoltaik und dem Strompreis für private Endkun-
den (Elliston ; MacGill ; Diesendorf, 2010). 
 
Die „Plug and Play Parity“ bezieht sich auf den Strompreis des privaten Endkunden und 
verankert den Grundgedanken, dass der Konsument durch den Anschluss einer PV-
Anlage ad hoc den konventionellen Strombezug ersetzen kann (LBBW, 2009). Im Kon-
zept der Retail Parity dient hingegen der kommerzielle Anwender und dessen Strompreis, 
der deutlich unter dem Strompreis für Privatkunden liegt, als Vergleichsbasis für die 
Stromgestehungskosten der PV-Anlage (Esram et al., 2008).  
 
In den vorstehenden Ansätzen zur Netzparität findet sich der Trade-Off-Gedanke wieder. 
Dem PV-Anlagenbetreiber, ob Privatperson oder Unternehmer, obliegt somit autonom die 




Entscheidung, ob Elektrizität über das Stromnetz zum Endkundenpreis oder der in der 
Photovoltaik-Anlage eigengenerierte Strom bezogen wird.  
 
Mit dem Erreichen der Netzparität wird allgemein der Zeitpunkt kommuniziert, an dem 
bei erreichter Gleichheit zwischen Haushaltsstrom und Stromgestehungskosten der Pho-
tovoltaik keine weitere Förderung jener bei privaten Anlagenbetreibern notwendig ist. Zu 
diesem Zeitpunkt kommt als Förderinstrument anstelle einer Vergütung über Einspeise-
tarife die Option des Net Metering zum Einsatz (Bost ; Hirschl ; Aretz, 2011). Hierbei wird 
die Einspeisung von PV-Strom nicht über spezielle Einspeisetarife geregelt, sondern im 
einfachsten Fall der erzeugte und eingespeiste PV-Strom mit dem aus dem Stromnetz 
entnommenen verrechnet. Das Net Metering bezieht sich auf die Nettomessung des beim 
Anlagenbetreiber verbrauchten Stroms, entsprechend des Verbrauchs abzüglich Erzeu-
gung durch die PV-Anlage. Dieser Grundgedanke des Zusammenhangs von Netzparität 
und der Förderung von PV-Strom kommt im Ansatz der „Promotion Parity“ zur Anwen-
dung. Hierbei wird statt der Verwendung der Stromgestehungskosten die Entwicklung der 
Fördersätze des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) dem Haushalts-strompreis ge-
genübergestellt (EuPD Research, 2011).  
 
Die Investition in eine PV-Anlage verglichen mit dem Bezug von Strom aus dem öffentli-
chen Stromnetz bildet das konzeptionelle Gerüst der „Investment Parity“. In Unterschei-
dung zum Ansatz der Netzparität bezieht sich der Vergleich nicht auf den Strompreis zu 
einem bestimmten Zeitpunkt. Im Nutzungszeitraum einer PV-Anlage werden deren In-
vestitions- und Betriebskosten stattdessen der Strompreisentwicklung gegenübergestellt 
(EPIA, 2009).  
 
Weitere Paritätsbegriffe beziehen sich auf den direkten Vergleich der Stromgestehungs-
kosten von PV-Anlagen mit den Kosten der Stromerzeugung eines einzelnen fossilen 
Energieträgers. Die „Fuel Parity“ steht hierbei als Oberbegriff für den Vergleich von 
Stromgestehungskosten eines spezifischen Kraftwerkstyps wie einem Dieselgenerator 
(„Diesel Parity“) oder einem Erdgaskraftwerk („Natural Gas Parity“) mit den Stromgeste-
hungskosten einer PV-Anlage (Breyer et al., 2009). Der Vergleich auf Basis einer Ener-
gieart hat seinen Ursprung in der Bewertung von Inselanlagen ohne Anschluss an das 
öffentliche Stromnetz. Diese Ansätze werden zudem zur Gegenüberstellung von netzge-
koppelten PV-Anlagen und konventionellen Kraftwerken genutzt. Die „Fuel Parity“ ist als 
Investitionsentscheidung zwischen einem konventionellen Kraftwerkstyp und einem PV-
Kraftwerk zu verstehen (Breyer ; Görig ; Schmid, 2011). Ähnlich der „Fuel Parity“ wird 
das Konzept der „Utility Parity“ verwendet, das gleichermaßen auf den Vergleich von PV- 
und konventionellen Kraftwerken abstellt (LBBW, 2009). Die Stromgestehungskosten im 
Energiemix bilden die Vergleichsbasis zu den Kosten der Photovoltaik im Begriff der „Ge-




neration Parity“. Hierbei sind entsprechend die Stromgestehungskosten aller Energieträ-
ger im Energiemix relativ zu deren Anteil an der gesamten Stromerzeugung zu betrach-
ten (Brohm, 2013).  
 
Weitere Ansätze im Kontext der Netzparität nehmen Bezug auf die zeitliche Dimension 
der PV-Stromerzeugung. Aufgrund der Tatsache, dass sich die Stromproduktion in PV-
Anlagen analog zur Sonneneinstrahlung verhält, wird insbesondere in den Mittagsstunden 
die größte Strommenge in PV-Anlagen erzeugt. Dem gegenüber steht die Stromnachfra-
ge am Energiemarkt, die in Verlauf und Höhepunkt dem Erzeugungsprofil der Photovol-
taik ähnelt. Im Ansatz der „Peak Parity“ wird demgemäß als Vergleichsbasis der Börsen-
preis des Spitzenlaststroms (Peakload) verwendet. Diametral zur „Peak Parity“ verhält 
sich der Ansatz der „Cost Parity“. Hierbei werden die Stromgestehungskosten der Photo-
voltaik dem Großhandelspreis für Strom gegenübergestellt, wobei sich dieser für 
Deutschland über den Baseload-Preis an der Strombörse abbilden lässt (Esram et al., 
2008).  
 
Abbildung 1 stellt eine Systematik der vorstehend aufgeführten Ansätze zur Netzparität 
dar. Hierbei wird die grundlegende Unterteilung in Ansätze zur Netzparität mit Kosten- 
und Preisbasis vorgenommen. Unter dem Zweig Kostenbasis sind die Ansätze subsu-
miert, die auf den Vergleich der Stromgestehungskosten der Photovoltaik mit den Strom-
gestehungskosten im Strommix bzw. eines einzelnen Energieträgers abstellen. Der zwei-
te Strang bezieht sich auf die Preisbasis, worunter unter anderem der klassische Ansatz 
































Abbildung 1: Systematik von Ansätzen zur Netzparität der Photovoltaik 









Das populärste Konzept in der Diskussion zur Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik 
stellt der Ansatz der Netzparität1 dar, der als Vergleichsbasis zu den Stromgestehungs-
kosten der Photovoltaik den Strompreis für private Endverbraucher nutzt. Die Popularität 
dieses Ansatzes erklärt sich durch die transparente und damit einfache Vergleichsbasis in 
Form der Stromkosten des privaten Endkonsumenten. Grundgedanke dieses Paritätsbe-
griffs ist, dass zum Zeitpunkt der Netzparität der Strombezug aus dem öffentlichen 
Stromnetz für den PV-Anlagenbesitzer die gleichen Kosten wie der selbst generierte PV-
Strom verursacht (Bost ; Hirschl ; Aretz, 2011). Entsprechend besteht für den PV-
Anlagenbesitzer die Wahloption zwischen dem Bezug des selbst erzeugten PV-Stroms und 
der Versorgung über das öffentliche Stromnetz.2   
 
Die Transparenz bzw. Einfachheit des klassischen Ansatzes der Netzparität schränkt 
dessen Aussagekraft allerdings ein und ist als erheblicher Schwachpunkt zu bewerten.  
Der Ansatz vergleicht die Nettogröße der Stromgestehungskosten der Photovoltaik mit 
dem Haushaltsstrompreis als Bruttogröße, inklusive Steuern und Abgaben. Auf Seiten der 
Photovoltaik werden demnach lediglich die Kosten der Stromproduktion über die Strom-
gestehungskosten abgebildet. Im Haushaltsstrompreis umfassten in 2013 Abgaben und 
Steuern etwa 50 %, während sich weitere 50 % auf Strombeschaffung, Vertrieb und 
Netzentgelte verteilten (BDEW, 2013a). Abbildung 2 zeigt die explizite Verteilung der 
Strompreiskomponenten des Jahres 2013.  
                                                          
1 Analog zur Netzparität wird von anderen Autoren der Begriff der „Retail Parity“ (Esram et al., 2008) oder der 
„Retail Grid Parity“ (Blakers, 2011) verwendet.  
2 Im Rahmen der Studie „Solar Darwinism - the best will survive: Sector Analysis Photovoltaics 2009“ wird hier 
der Begriff der „Plug & Play Parity“ geprägt, der als Sonderform der Netzparität diese Wahloption beschreibt 
(LBBW, 2009). 







Nach M. Ammon (Ammon, 2013) ist das Ungleichgewicht der Vergleichsgrößen zwischen 
PV-Stromgestehungskosten und Bruttostrompreis die zentrale Schwäche des Ansatzes. 
Richtigerweise wäre zu berücksichtigen, dass selbst erzeugter und verbrauchter Photo-
voltaik-Strom in Deutschland der Umsatzsteuer unterliegt (BMF, 2014), was zu einer 
Verschiebung des Schnittpunkts zwischen den Stromgestehungskosten der Photovoltaik 
und dem Bruttostrompreis führt.  
 
2.2.2 Peak Parity 
 
 
Das Konzept der „Peak Parity“ bezieht sich im Kern auf die Tatsache, dass die PV-
Stromproduktion überwiegend zu Zeiten erfolgt, die als Spitzenlast gelten (Hasserjian, 
2010). Die Stromeinspeisung aus PV-Systemen in dieser Spitzenlast mindert den Einsatz 
anderer Spitzenlastkraftwerke wie Gas oder Heizöl, die zu diesem Zweck vorgehalten 
werden. Da der Einsatz jener Kraftwerke infolge geringer Volllaststunden deutlich kosten-
intensiver als in der Grund- und Mittellast ist, erhöht dies den Börsenstrompreis signifi-
kant. Im Ansatz der „Peak Parity“ wird somit als Vergleichsbasis der Stromgestehungs-
kosten der Photovoltaik der Peakload-Preis3 für Strom herangezogen (Esram et al., 
2008).  
 
Der Peakload-Preis wird für Kraftwerke entrichtet, die spitzenlastfähig sind; es muss 
demnach die Option zur Zuschaltung von Kapazitäten zur Deckung anfallender Spitzen-
lasten bestehen. Als typische Spitzenlastkraftwerke werden Pumpspeicher-, Druckluft-
                                                          
3 Der starke Ausbau der Photovoltaik in Deutschland hat zwischenzeitlich dazu geführt, dass die Einspeisung 
von Photovoltaik-Strom zu einer nachweislichen Absenkung der Peakload-Preise geführt hat (Leuze-Reichert, 
2011).  






















speicher- und Gasturbinenkraftwerke eingesetzt. Kennzeichnend für diese Kraftwerksty-
pen sind die minimale Anfahrtszeit von wenigen Minuten und die freie Regulierbarkeit der 
Leistung (Borgmann, 2004). Wenngleich die Stromproduktion von PV-Anlagen und die 
Spitzenlastzeiten größtenteils Deckungsgleichheit besitzen, sind PV-Anlagen generell 
nicht als Spitzenlastkraftwerke anzusehen. Einerseits sind PV-Anlagen als fluktuierende 
Energiequelle nicht konstant, insbesondere im Winterhalbjahr einsatzfähig, andererseits 
produzieren sie auch außerhalb der Spitzenlast Strom, der ins Stromnetz eingespeist 
wird. Diese zusätzliche Stromerzeugung der Photovoltaik neben den Spitzenlastzeiten 
determiniert die Kraftwerke der Mittel- und Grundlast und führt entsprechend zu Über-
produktionen.   
 
2.2.3 Investment Parity 
 
 
Der Ansatz der „Investment Parity“ stellt die Lebenszykluskosten einer PV-Anlage dem 
Wert ihrer Stromproduktion über die gesamte Lebensdauer gegenüber. Entsprechend 
wird durch die „Investment Parity“ der Zeitpunkt ermittelt, an dem sich die Kosten der 
Investition und des Betriebs einer PV-Anlage zum alternativen Bezug von Strom aus dem 
öffentlichen Stromnetz zum Endkundenpreis als vorteilhafter erweisen (EPIA, 2009). 
Infolge der Betrachtung des Endkundenpreises wirken sich Erhöhungen von Steuern und 
Abgaben im Strompreis analog zum Ansatz der Netzparität dahingehend aus, dass die 
Parität früher erreicht wird und die Investition in eine PV-Anlage an Attraktivität gewinnt.  
 
Durch den Bezug der „Investment Parity“ auf die zukünftige Entwicklung des Endkunden-
strompreises muss jener zur Berechnung der „Investment Parity“ abgeschätzt werden. In 
Abbildung 3 wird als Berechnungsgrundlage des Strompreisanstiegs nach 2013 eine 
jährliche Wachstumsrate von jeweils 2 %, 3 % bzw. 4 % angenommen. Zur Berechnung 
der Lebenszykluskosten des PV-Systems werden gemäß des Ansatzes der Netzparität die 
Annahmen gewählt. Die Ermittlung des Werts des PV-Stroms basiert bis 2013 auf den 
tatsächlichen Stromkosten privater Haushalte nach Angaben des Bundesverbands der 
Energie- und Wasserwirtschaft e. V. (BDEW, 2013a). Anschließend erfolgt die Fortschrei-
bung dieses Werts mit dem jeweiligen Wachstumsfaktor. Analog der Kostenbetrachtung 
wird der zukünftige Wert des Photovoltaik-Stroms dann auf das Investitionsjahr mit 
einem Faktor von 6 % abgezinst.  
 
Abbildung 3 legt den Einfluss der Strompreisentwicklung auf das Erreichen der „Invest-
ment Parity“ offen. Wird ein jährlicher Preisanstieg des Endkonsumentenstrompreises um 
4 % im Betrachtungszeitraum von 25 Jahren angenommen, wird die Gleichheit der Kos-
ten des Photovoltaik-Systems mit den Kosten des alternativen Bezugs an Strom über 




diesen Zeitraum bereits Ende 2010 erreicht. Beträgt der jährliche Strompreisanstieg 
lediglich 2 %, tritt die „Investment Parity“ etwa zehn Monate später, zur Jahresmitte 





Der Ansatz der „Investment Parity“ vernachlässigt, dass dieser nur unter der Prämisse 
anwendbar ist, wenn die Gesamtheit des erzeugten Stroms im Eigenverbrauch genutzt 
wird, was den Bezug aus dem Stromnetz entsprechend reduziert. Zudem muss gewähr-
leistet sein, dass der sonstige Strombezug keine höheren Kosten wie pauschale Grund-
kosten des Netzanschlusses, aufgrund der geringeren Nachfrage verursacht.  
 
2.2.4 Promotion Parity 
 
 
Eine Sonderstellung unter den Paritätsbegriffen nimmt die „Promotion Parity“ ein. Der 
Ansatz verwendet anstelle der Stromgestehungskosten der Photovoltaik die Einspeise-
vergütung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) als Vergleichsbasis zum Haushalts-
strompreis (EuPD Research, 2011). In puncto Parität sind demnach die Stromgeste-
hungskosten der Photovoltaik und die EEG-Einspeisevergütung auf einem Niveau. 
Entsprechend beschreibt die „Promotion Parity“ den Zeitpunkt, ab welchem der PV-
Anlagenbetreiber sich für die Eigennutzung des generierten Stroms entscheidet, da der 
Selbstverbrauch attraktiver ist als die Einspeisung. Da die Stromgestehungskosten von 
PV-Anlagen grundsätzlich unter der Einspeisevergütung liegen sollten, wird die „Promoti-
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Lebenszykluskosten PV System Strompreisanstieg 2% Strompreisanstieg 3% Strompreisanstieg 4%
Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 3: Investment Parity mit 3 Entwicklungsoptionen des Strompreises 




Verlauf des Strompreises der privaten Haushalte sowie der Einspeisevergütung kleiner 




Abbildung 4 legt offen, dass im Januar 2012 mit dem Absenken des EEG-Einspeisetarifs 
von 28,74 auf 24,43 €Cent/kWh (Bundesnetzagentur, 2011a/b) der Strompreis der pri-
vaten Haushalte erstmals oberhalb des EEG-Einspeisetarifs lag und „Promotion Parity“ in 
Deutschland erreicht war. Bis Januar 2014 wurde die EEG-Einspeisevergütung weiter 
reduziert, so dass sich die Differenz zum steigenden Haushaltsstrompreis auf 15,7 €Cent/ 
kWh erhöht hat.  
 
2.2.5 Cost Parity 
 
 
Die „Cost Parity“ stellt die Kostengleichheit zwischen Stromgestehung der Photovoltaik 
und des vorliegenden Energiemix einer bestimmten Region dar. Als Basis der Stromge-
stehungskosten des Energiemix werden der Großhandelspreis für Elektrizität oder die 
Baseload-Börsenpreise den Stromgestehungskosten der Photovoltaik gegenübergestellt 
(Esram et al., 2008). Im Sinne der Cost Parity erreichen die Stromgestehungskosten der 
Photovoltaik und des Energiemix ein Niveau.  
 
Eine Gegenüberstellung der Stromgestehungskosten der Photovoltaik und des Energiemix 
publiziert beispielsweise das Fraunhofer ISE (Kost et al., 2012). Im Ergebnis ist festzu-
stellen, dass die Stromgestehungskosten der Photovoltaik die des Energiemix in Deutsch-
land deutlich übersteigen.   
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EEG-Einspeisevergütung PV-Anlage <30 kWp Strompreis private Haushalte (3.500 kWh/a)
Quelle: JM ProjektInvest 2015/ BDEW 2013a




Der „Cost Parity”-Ansatz verwendet als alleiniges Konzept die Berechnungsgrundlage 
Stromgestehungskosten sowohl auf Seiten der Photovoltaik als auch für die Vergleichs-
größe des Energiemix. Der angegebene Großhandelspreis bzw. die Baseload-
Börsenpreise lassen sich hierbei als Näherungsgrößen verwenden, wobei zu beachten ist, 
dass der Börsen- und entsprechend der Großhandelspreis infolge der Merit Order vom 
deutlich gestiegenen Anteil erneuerbarer Energien beeinflusst werden (Fürsch ;        
Malischek ; Lindenberger, 2011). Somit spiegeln diese Preise nicht adäquat die Stromge-
stehungskosten im Energiemix wider.  
 
2.2.6 Fuel Parity 
 
 
Der Begriff „Fuel Parity“ basiert auf der Tatsache, dass über die gesamte Nutzungsdauer 
einer konventionellen Energieerzeugungsanlage die Investitionskosten, beispielsweise für 
einen Dieselgenerator, lediglich einen geringen Anteil der Stromgestehungskosten aus-
machen. Demgegenüber stehen die Betriebskosten, insbesondere Brennstoffkosten, 
deren Umfang die Stromgestehungskosten konventioneller brennstoffbefeuerter Kraft-
werke deutlich dominieren. Entsprechend bezeichnet die „Fuel Parity“ die Parität zwi-
schen den Stromgestehungskosten einer PV-Anlage und eines brennstoffbefeuerten 
Kraftwerks (Breyer ; Görig ; Schmid, 2011).  
 
Der Ansatz kommt zumeist im Kontext der Analyse bzw. Beschreibung von nicht netzge-
bundenen PV-Anlagen (off grid) zur Anwendung. Im Vergleich eines PV-Systems mit 
einem Kraftwerkstyp auf Dieselbasis wird der Begriff „Diesel Parity“ verwendet. Analog 
hierzu beschreibt der Begriff der „Natural Gas Parity“ ein gasbefeuertes Kraftwerk    
(Breyer et al., 2009).  
 
Für Hybridkraftwerke als Kombination aus PV-Anlage und brennstoffbefeuertem Kraft-
werk kommt das Konzept der „Fuel Parity“ gleichermaßen zur Anwendung. Hierbei be-
schreibt die „Fuel Parity“ die Gleichheit von Stromgestehungskosten der PV-Anlage und 
fossilem Kraftwerk zuzüglich der Kosten dessen reduzierter Volllaststunden. In dieser 
Kombination ersetzt die PV-Anlage einen bestimmten Anteil der Kraftwerksleistung. Trotz 
allem fallen Kosten auf Seiten des fossilen Kraftwerks an, die wiederum in der Parität 









2.2.7 Utility Parity 
 
 
Analog zur „Fuel Parity“ beschreibt die „Utility Parity“ den Zeitpunkt, zu dem Solarstrom 
die gleichen Stromgestehungskosten aufweist wie andere konventionelle Kraftwerke. 
Kongruent zur Begriffsbezeichnung wird mit Erreichen der „Utility Parity“ der optimale 
Einstiegszeitpunkt für Versorgerunternehmen gesehen, um in die Errichtung und damit 
den Betrieb von PV-Anlagen zu investieren (LBBW, 2009).  
 
Die „Utility Parity“ bezieht sich ausschließlich auf den Vergleich einzelner Kraftwerke und 
PV-Anlagen; sie ist in Unterscheidung zu vorstehend dargestellten Ansätzen nicht auf die 
gesamte Volkswirtschaft anwendbar. 
 
2.2.8 Zusammenfassende Betrachtung 
 
 
Wie die Ausführungen zeigen, liegen im Kontext des Begriffs der Netzparität zahlreiche 
Ansätze vor, die unterschiedliche Bezugspunkte besitzen bzw. jeweils andere Anwender-
gruppen adressieren. Gesamthin ist festzustellen, dass die abgebildeten Ansätze zur 
Netzparität der Photovoltaik im Kern einfach angelegt sind. Das Erreichen der unter-
schiedlichen Paritätsniveaus bezeichnet nicht automatisch den Eintritt der Wettbewerbs-
fähigkeit der Photovoltaik, sondern ist lediglich als ein Teilschritt oder eine Maßzahl zur 
Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik zu verstehen.  
 
Aus Investorensicht ist beispielsweise der Ansatz der „Investment Parity“ maßgeblich,   
da hierbei unter der Annahme eines bestimmten Wachstumspfads des Strompreises im 
Zeitrahmen der Betriebsdauer der PV-Anlage die Wirtschaftlichkeit der Investition be-
stimmt werden kann. Das klassische Konzept der „Netzparität“ bezieht sich hingegen 
ausschließlich auf den privaten Endkonsumenten als Betreiber einer PV-Anlage und be-
schreibt mit Eintritt der Netzparität den Zeitpunkt, ab dem der Selbstverbrauch einen 
Mehrertrag gegenüber der Einspeisung in das öffentliche Stromnetz erbringt.  
 
Vergleichbar der „Investment Parity“ lässt sich über die „Fuel Parity“ aus Investorensicht 
bestimmen, welche der Investitionen die geringeren Kosten über die gesamte Lebens-
dauer verursachen. In Unterscheidung zur „Investment Parity“ muss hierbei nicht der 
Strompreis inklusive Steuern und Abgaben prognostiziert werden, sondern der Brenn-
stoffpreis sowie Steuern und Abgaben wie CO2-Zertifikatskosten, die mit dem Anlagenbe-
trieb entstehen.  
 




Mit „Peak Parity“ und „Cost Parity“ liegen zwei Konzepte vor, die als Vergleichsgröße 
gegenüber den Stromgestehungskosten der Photovoltaik den Energiemix der öffentlichen 
Stromversorgung verwenden. Die Konzepte der „Peak Parity“ und „Cost Parity“ basieren 
auf dem Vergleich der Stromgestehungskosten der Photovoltaik mit dem Peakload- bzw. 
Baseload-Preis der European Energy Exchange (EEX). Die Preisbildung an der Strombörse 
folgt dem Merit-Order-Prinzip, wobei die einzelnen Kraftwerke ihren Grenzkosten ent-
sprechend solange Strom anbieten, bis die Nachfrage gedeckt ist (von Roon ; Huck, 
2010). Die Grenzkosten konventioneller Kraftwerke beinhalten im Wesentlichen lediglich 
Brennstoff- sowie CO2-Kosten und rangieren deutlich unter den Stromgestehungskosten, 
da jene die fixen Kostenbestandteile integrieren (DIHK, 2012).  
 
„Generation Parity“ und „Utility Parity“ nutzen als einzige Ansätze die Stromgestehungs-
kosten für die kostenseitige Betrachtung der Photovoltaik sowie für das Kraftwerk bzw. 
den Energiemix. Während die „Utility Parity“ auf den direkten Vergleich zwischen PV-
Anlage und einer alternativen Investition in ein anderes Kraftwerk abstellt, vergleicht die 
„Generation Parity“ sowohl auf Seiten der Photovoltaik als auch im Energiemix die glei-
chen Kostenkomponenten.  
 
  




3. Neudefinition der Netzparität der Photovoltaik 
 
3.1 Zielstellung der Neudefinition 
 
 
Die Literaturanalyse zeigt, dass eine Vielzahl unterschiedlicher Ansätze im Kontext der 
Netzparität der Photovoltaik vorliegt, die aus dem Blickwinkel unterschiedlicher Akteure 
eine Bezugsgröße zur Photovoltaik definieren.  
 
Als übergeordnete Zielstellung dieser Arbeit gilt es, einen Ansatz zur Abbildung der Wett-
bewerbsfähigkeit der Photovoltaik zu entwickeln. Wird folglich die Photovoltaik als Ener-
giequelle nach Erreichen der Wettbewerbsfähigkeit zur Stromerzeugung innerhalb eines 
Energiemarkts eingesetzt, wirkt sich dies kostensenkend auf die Gesamtkosten der 
Stromproduktion des Energiemarkts aus.  
 
Als Nebenbedingungen dieses neuen Ansatzes werden dessen räumliche und zeitliche 
Übertragbarkeit sowie seine Technologieneutralität festgelegt. Die Übertragbarkeit des 
Ansatzes soll dessen Anwendbarkeit auf andere Regionen und Zeitpunkte sicherstellen. 
Unter Technologieneutralität ist die Gleichbehandlung aller Energieerzeugungstechnolo-
gien zu verstehen, das heißt, es liegen keine selektiven Beschränkungen für einzelne 
Technologien vor. Zur Erreichung dieser Ziele werden vier Kriterien definiert:  
 
 reine Kostenorientierung, 
 Betrachtung des gesamten Lebenszyklus der Energieerzeugungsanlagen, 
 Anlagenbetrieb im technologischen Optimum und 
 Vergleichsbasis im Energiemix.  
 
Die Schwierigkeit einer einheitlichen Begriffsbestimmung von Wettbewerbsfähigkeit wird 
in zahlreichen Abhandlungen, unter anderem in Kušić und Gruppe (Kušić ; Gruppe , 
2004) oder Aiginger (Aiginger, 2008), thematisiert. Hierbei wird deutlich, dass Wettbe-
werbsfähigkeit in unterschiedlichem Kontext zumeist im Vergleich zwischen Unternehmen 
oder auf der Ebene von Volkswirtschaften beschrieben wird. Für ein Unternehmen bedeu-
tet Wettbewerbsfähigkeit die Option, in einem Markt Produkte oder Dienstleistungen 
anzubieten und durch deren Verkauf mindestens die Kosten der Erstellung zu decken. 
Aiginger (Aiginger, 2008) formuliert hierfür synonym, dass ein wettbewerbsfähiges Un-
ternehmen in einem Markt überlebensfähig ist. In Bezug auf die Wettbewerbsfähigkeit 
einer Volkswirtschaft führt Lehmann (Lehmann, 2006) neben der Absatzfähigkeit von 
Produkten und Dienstleistungen im Ausland die Standortstärke, die Anpassungsfähigkeit, 




die technologische Leistungsfähigkeit sowie die Fähigkeit zur Wohlstandsmehrung als 
Kennziffern an.  
 
In ihren Schlussfolgerungen betonen Kušić und Gruppe (Kušić ; Gruppe, 2004), dass die 
Anwendbarkeit des Begriffs Wettbewerbsfähigkeit in unvollkommenen Märkten mit hete-
rogenen Gütern deutlich eingeschränkt ist. Der Energiemarkt bietet mit Strom als homo-
genem Produkt geeignete Voraussetzungen für die Bestimmung der Wettbewerbsfähig-
keit der verschiedenen Kraftwerkstechnologien. Die Homogenität des Produkts Strom 
wird im Untersuchungsrahmen zudem durch die Annahme verstärkt, dass die Stromer-
zeugung nicht in räumlicher und zeitlicher Abhängigkeit zum Stromverbrauch steht.4 
 
Mittels der ausschließlichen Kostenorientierung des Ansatzes erfolgt die Betrachtung 
unabhängig von Marktmechanismen oder regulatorischem Rahmen, was sich in Preisen 
widerspiegelt. Die Fokussierung des Ansatzes auf die Kostenbasis sichert somit einerseits 
die Vergleichbarkeit zwischen verschiedenen Technologien, entsprechend ist damit ande-
rerseits die globale Übertragbarkeit des Ansatzes gegeben.  
  
Das Kriterium der Lebenszyklusbetrachtung ist wesentlich, da erst die Gegenüberstellung 
der Gesamtkosten über die Nutzungsdauer eines Kraftwerks einen adäquaten Vergleich 
zwischen verschiedenen Technologien und Kraftwerken unterschiedlicher Inbetriebnah-
mejahre und damit einhergehend Technologiestände erlaubt.   
 
Neutralität und Fairness im Vergleich von Energieerzeugungstechnologien werden über 
das Kriterium des Anlagenbetriebs im technologischen Optimum gewährleistet. Das tech-
nologische Optimum bedeutet, dass keinerlei externe Beschränkungen im Anlagenbetrieb 
bestehen. Dem folgend generieren Energieerzeugungsanlagen die maximal technologisch 
mögliche Anzahl an Volllaststunden pro Jahr, wobei diese über die gesamte Nutzungs-
dauer konstant gehalten wird. Die nicht regelbaren erneuerbaren Erzeugungstechnolo-
gien Wind, Wasser und Photovoltaik produzieren Strom in Abhängigkeit der jeweiligen 
Standorteigenschaften hinsichtlich Windstunden, Sonneneinstrahlung und Wasserfüh-
rung. Zudem wird für den Technologievergleich eine stromgeführte Anlagenfahrweise 
vorausgesetzt. Die Annahme einer wärmegeführten Anlagenfahrweise führt hingegen zu 
einer Verzerrung der zu berechnenden Stromgestehungskosten. Insgesamt erreichen 
Energieerzeugungsanlagen mit der technisch optimalen Nutzungsdauer die mit Abstand 
geringsten Stromgestehungskosten. Exemplarisch stellen Bode und Groscurth (Bode ; 
Groscurth, 2014) den Einfluss der Volllaststunden auf die Höhe der Stromgestehungskos-
ten für verschiedene fossile Kraftwerkstypen dar.  
                                                          
4 Vergleiche hierzu die Ausführungen in Kapitel 1.4.  





Der Bezug auf den Kraftwerkspark im Energiemix ist notwendig, um alle zu einem Zeit-
punkt verfügbaren Kraftwerkstechnologien einer Volkswirtschaft in die Analyse einzube-
ziehen. Diese Vergleichsbasis des Energiemix ist demnach eine Bedingung zur Gewähr-
leistung der Technologieneutralität.  
 
Tabelle 1 stellt die Bewertungsmatrix der Kriterien für die in Kapitel 2 beschriebenen 
Ansätze zur Netzparität der Photovoltaik dar.  
 
Tabelle 1: Bewertungsmatrix der Ansätze zur Netzparität (Quelle: eigene Darstellung) 
  




























nein nein nein nein nein nein ja ja 
Vergleichsbasis im 
Energiemix ja nein ja nein ja ja nein nein 
 
Für „Generation Parity“, „Fuel Parity“ und „Utility Parity“ ist der höchste Grad an Überein-
stimmung mit den aufgestellten Kriterien zu verzeichnen. Diese auf Basis von Stromge-
stehungskosten formulierten Ansätze erfüllen sowohl das Kriterium der reinen Kostenori-
entierung als auch das der Berücksichtigung des gesamten Lebenszyklus von 
Energieerzeugungsanlagen. Die „Generation Parity“ vergleicht die Energieerzeugungsan-
lagen im Energiemix, wobei jene entsprechend der vorherrschenden Marktmechanismen 
nicht im technologischen Optimum arbeiten.  
 
Für „Fuel Parity“ und „Utility Parity“ wird hingegen der direkte Vergleich eines brennstoff-
befeuerten Kraftwerks mit einer PV-Anlage geführt, so dass in dieser singulären Betrach-
tung jeweils der Anlagenbetrieb im technologischen Optimum angenommen werden 
kann. Entsprechend vernachlässigen diese Ansätze den Vergleich mit dem Energiemix. 
Insgesamt entspricht keiner der im Kontext der Netzparität der Photovoltaik untersuch-
ten Ansätze den Kriterien vollständig.  
  




3.2 Energiemarktmodell  
 
 
Nachfolgend gilt es, ein eigenes Modell zur Neudefinition der Netzparität der Photovoltaik 
unter Berücksichtigung der zuvor definierten Kriterien zu entwickeln. Um dem Aspekt der 
reinen Kostenorientierung Rechnung zu tragen, werden im Modellrahmen ausschließlich 
Stromgestehungskosten verwendet. Die Stromgestehungskosten als Basis, unter Ver-
wendung des „Levelized Costs of Electricity“-Ansatzes (LCOE), stellen die Betrachtung 
des gesamten Lebenszyklus von Energieerzeugungsanlagen sicher. Um einen Anlagenbe-
trieb im technologischen Optimum zu gewährleisten, erfolgt die Berechnung der Strom-
gestehungskosten ohne Beschränkung der Einsatzzeit pro Jahr oder der Nutzungsdauer. 
Auf diese Weise wird eine objektive Vergleichbarkeit zwischen regelbaren Kraftwerken 
und den fluktuierenden erneuerbaren Energien hergestellt. Die Stromgestehungskosten 
(LCOE) werden im Rahmen dieses Energiemarktmodells vereinfacht als Quotient aus 
Kosten und erzeugter Strommenge berechnet.5 Entsprechend würde eine Beschränkung 
der Stromerzeugung (Divisor) beispielsweise durch geringere Volllaststunden oder eine 
verkürzte Nutzungsdauer bei gleicher Höhe an fixen Kosten (Teil des Dividenden), eine 
Erhöhung der Stromgestehungskosten nach sich ziehen. Eine neutrale Betrachtung aller 
Kraftwerke und Energieträger im Energiemix ist entsprechend nur möglich, insofern alle 
Kraftwerke deren technologisches Optimum an Strom erzeugen. Der Energiemix als 
Vergleichsbasis berücksichtigt alle verfügbaren Technologien zur Energieerzeugung in 
jeder Zeitperiode. Nachfolgend wird das Modell zur Netzparität der Photovoltaik entwi-
ckelt und beschrieben.  
 
 
3.2.1 Grundstruktur des Energiemarktmodells 
 
 
Die Formeln 1 bis 4 zeigen die Grundstruktur des Energiemarktmodells. In jeder Periode 
(tn) besteht im Energiemarkt eine Stromnachfrage Dtn, die durch die Stromerzeugung der 
Kraftwerkstechnologien Ta bis Tx gedeckt wird. Jede Kraftwerkstechnologie besitzt eine 
jährliche Betriebsdauer, die mittels der Anzahl der Volllaststunden (Fh) beschrieben wird. 
Die Stromerzeugung (E) eines jeden Kraftwerks ist entsprechend das Produkt aus instal-
lierter Kraftwerksleistung (Cap) und Volllaststunden. Annahmegemäß erzeugen die 
Kraftwerke über die gesamte Nutzungsdauer eine gleichbleibende Strommenge pro Peri-
ode. Es besteht die Zielsetzung, die Stromnachfrage im Markt mindestens zu decken. 
Auftretende Erzeugungsüberschüsse werden exportiert.  
 
                                                          
5 In Kapitel 4.2 wird die LCOE Berechnung im Detail abgebildet. Diese findet dann in der Berechnung des deut-
schen Energiemarkts Verwendung.  




Die Kosten der Stromerzeugung jeder Periode im Energiemix (CEM) werden als Produkt 
der Stromerzeugung jeder Kraftwerkstechnologie und deren Stromgestehungskosten 
(LCOE) gebildet. Insgesamt besteht die Zielsetzung der Kostenminimierung der Stromer-
zeugung: Die Summe der Stromerzeugungskosten über alle betrachteten Perioden soll 
also ein Minimum aufweisen. In jeder Periode werden die Stromgestehungskosten des 
Energiemix als Quotient aus der Summe der Kosten der Stromerzeugung aller Technolo-
gien im Energiemix und der insgesamt in dieser Periode produzierten Strommenge be-
rechnet.  
 
Formel 1: Stromangebot und -nachfrage 






Formel 2: Kosten der Stromerzeugung im Energiemix 












Formel 4: Stromgestehungskosten im Energiemix 
9"' = ∑ N' × 9"'P
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  
 
CEM = Kosten der Stromerzeugung im Energiemix; D = Stromnachfrage im Energiemarkt; ETa = Stromerzeu-
gung der Kraftwerke der Technologie a; i = Laufindex; LCOEEM = Stromgestehungskosten im Energiemix; 





Um den Energiemarkt realitätsnah abbilden zu können, werden nachfolgend Modellerwei-
terungen durch die Einführung weiterer Variablen vorgenommen. Über die Variable µ 
(Einsatzkoeffizient) wird die Betriebsdauer der Kraftwerke definiert. µ kann in jeder Peri-
ode entweder den Wert null oder eins annehmen, wobei eins den Betrieb der Energieer-




zeugungsanlage beschreibt. Somit ist die Nutzungsdauer (O) eines Kraftwerks dadurch 
definiert, dass das Produkt von µ über alle Perioden der Nutzungsdauer eins ergibt. Die 
Formeln 5 und 6 stellen diesen Zusammenhang dar.   
 
Formel 5: Einsatzkoeffizient der Kraftwerke 
I ∈ {0,1} 
 
Formel 6: Nutzungsdauer der Kraftwerkstechnologie Ta 





µTat0 = Einsatzkoeffizient von Kraftwerken der Technologie a in Periode 0; i = Laufindex; OTA = Nutzungsdauer 
der Kraftwerkstechnologie Ta; tn = Periode n 
 
Die Stromerzeugung einer Periode setzt sich aus der Summe der Produkte aus Strompro-
duktion je Kraftwerkstechnologie und µ zusammen. Formel 7 weist aus, dass die Strom-
erzeugung mindestens in Höhe der Nachfrage D erfolgen muss. Eine Abhängigkeit von µ  
liegt gleichermaßen für die Kosten der Stromerzeugung im Energiemix vor, da Kraft-
werke, deren Nutzungsdauer in einer Periode endet, in der Folgeperiode mit µ gleich null 
und somit ohne Stromerzeugung und Kosten kalkuliert werden. 
 
Formel 7: Stromnachfrage im Energiemarkt in Periode n 






Formel 8: Kosten im Energiemix in Periode n 
	






CEMtn = Kosten im Energiemix in Periode n; Dtn = Stromnachfrage im Energiemarkt in Periode n; ETa = Strom-
erzeugung der Kraftwerke der Technologie a; i = Laufindex; LCOETa = Stromgestehungskosten von Kraftwerken 
der Technologie a; Ta = Kraftwerkstechnologie a; tn = Periode n; µTatn = Einsatzkoeffizient von Kraftwerken der 
Technologie a in Periode n 
 
Insbesondere vor dem Hintergrund des Vergleichs fossiler Kraftwerke und Erneuerbare-
Energien-Anlagen besitzt die Integration von CO2-Emissionen in den Modellrahmen eine 
hohe Relevanz. Einerseits stellen CO2-Emissionen einen Kostenfaktor für den fossilen 




Kraftwerkspark dar, andererseits tangiert die politische Zielvorgabe eines Grenzwerts für 
CO2-Emissionen den Einsatz fossiler Kraftwerke und damit der erneuerbaren Energien im 
Energiemix.  
 
Das Faktum, dass CO2-Emissionen lediglich im fossilen Kraftwerksbetrieb anfallen, macht 
den Umfang der CO2-Kosten eines Kraftwerks abhängig von dessen Stromerzeugung, den 
CO2-Emissionswerten pro erzeugter Energieeinheit und den Kosten für CO2-Emissionen, 
die extern durch den Gesetzgeber festgelegt werden. Formel 9 zeigt die Berechnung der 
CO2-Kosten der Kraftwerkstechnologie Ta über deren Nutzungsdauer von t0 bis tn.  
 
Formel 9: Kosten für CO2-Emissionen der Kraftwerke der Technologie a 





CCO2Ta = Kosten für CO2-Emissionen der Kraftwerke der Technologie a; CO2Ta = CO2-Emissionen der Kraftwerke 
der Technologie a; ETa = Stromerzeugung der Kraftwerke der Technologie a; i = Laufindex; PCO2t0 = Preis für 
CO2-Zertifikate in Periode 0; tn = Periode n; µTat0 = Einsatzkoeffizient der Kraftwerke der Technologie a in 
Periode 0  
 
Die Limitierung (LCO2_EM) von CO2-Emissionen im Energiemarkt für eine bestimmte Perio-
de bildet Formel 10 ab. Entsprechend muss der Einsatz an vorhandenen Kraftwerken so 
gewählt werden, dass dieser Zielwert nicht überschritten wird. Die im Energiemix erzeug-
te CO2-Menge einer Periode entspricht der Summe der CO2-Emissionen aller in dieser 
Periode aktiven fossilen Kraftwerke. 
 
Formel 10: Limit für CO2-Emissionen im Energiemix der Periode n 






CO2Ta = CO2-Emissionen der Kraftwerke der Technologie a; ETa = Stromerzeugung der Kraftwerke der Techno-
logie a; LCO2_EMtn = Limit für CO2-Emissionen im Energiemix der Periode n; i = Laufindex; Ta = Kraftwerkstech-
nologie a; µTatn = Einsatzkoeffizient der Kraftwerke der Technologie a in Periode n 
 
Als weiterer Parameter wird die Option einer Höchstgrenze der installierten Leistung für 
den Einsatz einer Technologie durch die Variable L definiert. Liegt bereits ein Kraftwerks-
bestand in einer Periode vor, wird er durch die Variable B beschrieben. Sowohl ein Limit 
für den Zubau von Kraftwerken einer bestimmten Technologie als auch das Vorliegen 
eines Bestands an Kraftwerken sind für eine realitätsnahe Abbildung des Modells bedeut-




sam. Die Begrenzung des Zubaus einer Kraftwerkstechnologie kann sowohl technologi-
sche als auch energiepolitische Ursachen, wie das Ziel der Diversifikation der Energie-
quellen (Europäisches Parlament, 2015), besitzen. Definitionsgemäß besteht im Basisjahr 
t0 bereits ein Kraftwerkspark im betrachteten Energiemarkt, der sich aus allen Kraftwer-
ken zusammensetzt, die in t0 µ gleich eins aufweisen und demgemäß Strom erzeugen. 
Formel 11 drückt diese Bedingung des Grenzwerts an installierter Kraftwerksleistung der 
Technologie a aus.  
 
Formel 11: Limit für Technologie a 
9 ≥  ! 
LTa = Limit für Technologie a; CapTa = installierte Kraftwerksleistung der Kraftwerke der Technologie a 
 
Mit Variable B beschreibt Formel 12 den Kraftwerksbestand im Basisjahr der Betrachtung, 
wobei sich dieser aus den verschiedenen Technologien von Ta bis Tx zusammensetzt. 
 
Formel 12: Bestand an installierter Leistung von Kraftwerken im Basisjahr t0 





Bt0 = Bestand an installierter Leistung von Kraftwerken in Periode 0; CapTa = installierte Kraftwerksleistung der 
Kraftwerke der Technologie a; i = Laufindex; Ta = Kraftwerkstechnologie a; µTat0 = Einsatzkoeffizient der Kraft-
werke der Technologie a in Periode 0 
 




3.2.3.1 Notwendige und hinreichende Bedingung 
 
 
Basierend auf dem vorstehend erstellten Modell, ist die Netzparität der Photovoltaik zu 
bestimmen. Jene soll als Kennziffer deren Wettbewerbsfähigkeit ausweisen und auf Ebe-
ne des Energiemarkts zu einer kostenminimalen Allokation der Kraftwerke im Kraft-
werkspark führen. Hierzu ist die Formulierung sowohl einer notwendigen als auch einer 
hinreichenden Bedingung erforderlich.  
 
Notwendige Bedingung: Netzparität liegt vor, wenn die Stromgestehungskosten einer PV-
Anlage denen des Energiemix entsprechen. Die Gleichheit zwischen den Stromgeste-
hungskosten der PV-Anlage und dem Energiemix bezieht sich hierbei jedoch nicht auf den 
Installationszeitpunkt, sondern auf eine Periode im Zeitraum der Nutzungsdauer der 
Anlage. Dies fußt auf der Tatsache, dass die Stromgestehungskosten des Energiemix im 




Zeitverlauf ansteigen, da die eingesetzten Kraftwerke überwiegend fossile Brennstoffe 
nutzen und damit ein Ressourcenlimit besteht. Bislang verfügt der deutsche Energiemix 
nur über geringe Anteile an erneuerbaren Energien. Da diese tendenziell höhere Strom-
gestehungskosten als der fossile Kraftwerkspark verursachen, erhöhen sich aufgrund 
ihres verstärkten Einsatzes die Stromgestehungskosten des Energiemix. Das Erreichen 
der Parität von Stromgestehungskosten der PV-Anlage und dem Energiemix innerhalb 
deren Nutzungsdauer ist als notwendige Bedingung der Netzparität der Photovoltaik 
definiert.  
 
Die Formeln 13 bis 15 beschreiben die notwendige Bedingung der Netzparität, so dass 
die Stromgestehungskosten der PV-Anlage im Zeitraum der Nutzungsdauer (OPV) mindes-
tens in einer Periode geringer als die Stromgestehungskosten des Energiemix ausfallen.  
 
Formel 13: Notwendige Bedingung der Netzparität 
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 ≤ 9"'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Formel 14: Stromgestehungskosten im Energiemix 
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 ∈ _9"'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Formel 15: Nutzungsdauer der PV-Anlage mit Installationsjahr in Periode n 
"	




i = Laufindex; LCOEEM = Stromgestehungskosten des Energiemix; LCOEPVtn = Stromgestehungskosten der 
Photovoltaik mit Installation in Periode n; tn = Periode n; OPVtn = Nutzungsdauer der PV-Anlage mit Installati-
onsjahr in Periode n; µPV = Einsatzkoeffizient der PV-Anlage 
 
 
Hinreichende Bedingung: Die positive Bilanz der Differenz aus Stromgestehungskosten 
der PV-Anlage und dem Energiemix im Rahmen der Anlagennutzungsdauer ist als hinrei-
chende Bedingung anzusehen. Durch eine positive Bilanz wird erreicht, dass sich der 
Einsatz der PV-Anlage kostenminimierend im Energiemix auswirkt, wie Formel 16 veran-
schaulicht.  
 





) > 0 
i = Laufindex; LCOEEMtn = Stromgestehungskosten des Energiemix in Periode n; LCOEPV = Stromgestehungskos-
ten der Photovoltaik; tn = Periode n 




Ohne das Vorliegen der notwendigen Bedingung, das heißt der Parität zwischen Stromge-
stehungskosten der PV-Anlage und dem Energiemix, kann die hinreichende Bedingung 
der positiven Bilanz nicht gewährleistet werden. Je nach Zeitpunkt des Erreichens der 
Parität im Rahmen der Nutzungsdauer der PV-Anlage und der Entwicklung der Stromge-
stehungskosten im Energiemix fällt die Bilanz entweder positiv oder negativ aus, so dass 
die hinreichende Bedingung nicht zwangsläufig erfüllt ist. Letztere muss als hinreichend 
für die notwendige Bedingung angesehen werden, da beim Vorliegen einer positiven 
Bilanz automatisch Parität zwischen den Stromgestehungskosten der PV-Anlage und des 
Energiemix besteht. Eine positive Bilanz ist lediglich dann erreichbar, wenn die Stromge-
stehungskosten des Energiemix in mindestens einer Periode die der PV-Anlage überstei-
gen. Formel 17 stellt diesen Zusammenhang dar.  
 





) > 0 → 	9"' ≤ 9"' 
 
i = Laufindex; LCOEEMtn = Stromgestehungskosten des Energiemix in Periode n; LCOEPV = Stromgestehungs-
kosten der Photovoltaik; tn = Periode n 
 
3.2.3.2 Einordnung der Neudefinition des Ansatzes zur Netzparität der Photovoltaik 
 
 
In der Bewertung des erarbeiteten neuen Ansatzes lässt sich generell feststellen, dass die 
vier definierten Kriterien – reine Kostenorientierung, Analyse des Lebenszyklus der Ener-
gieerzeugungsanlagen, Anlagenbetrieb im technologischen Optimum und Vergleichsbasis 
im Energiemix – erfüllt sind.  
 
Die konsequente Verwendung der Stromgestehungskosten sowohl auf Seiten der Photo-
voltaik als auch für alle weiteren Kraftwerke im Energiemix sichert die Vergleichbarkeit 
der verschiedenen Energieträger respektive Kraftwerkstechnologien und integriert neben 
dem Status quo auch die zukünftige Entwicklung des Energiemix. Somit wird deutlich, 
dass das Erreichen der Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik in Abhängigkeit zur Zu-
sammensetzung des zukünftigen Energiemix steht. Der Energiemix wiederum wird von 
der Ausgestaltung der Energiepolitik determiniert. Die Berechnung von Stromgeste-
hungskosten bedingt allerdings die Prognose verschiedener Kostenarten wie Brennstoff- 
oder CO2-Kosten im Rahmen der Nutzungsdauer der Kraftwerke im Energiemix und un-
terliegt im Gegensatz zur bisherigen Nutzung historischer Strompreise im konventionellen 
Ansatz als Nachteil einem Prognoserisiko.  
 




Durch die Verwendung von Stromgestehungskosten im Energiemix bildet der neudefinier-
te Ansatz die volkswirtschaftliche Sicht ab und ermöglicht entsprechend eine Interpreta-
tion des Beitrags der Photovoltaik auf Ebene des Energiemarkts. Der bisherige Ansatz zur 
Netzparität ist in seiner Aussage auf den Einsatz der Photovoltaik bzw. die Nutzung der 
hierbei generierten Elektrizität bei privaten Anlagenbesitzern beschränkt.  
 
Ein weiterer Vorteil des neu erarbeiteten Ansatzes ist in der Übertragbarkeit auf andere 
Technologien der Energieerzeugung zu sehen – mit dem Effekt, über die Zusammenset-
zung und Kostenstrukturen im Energiemix Aussagen zur Wettbewerbsfähigkeit von Ener-
giezeugungstechnologien zu treffen. Das Anwendungsspektrum des bisherigen Ansatzes 
ist aufgrund der Vergleichsgröße des Bruttostrompreises der privaten Haushalte auf 
Technologien begrenzt, die der private Endkunde im Eigenbetrieb unterhalten kann. 
Darüber hinaus liegt keinerlei regionale Beschränkung der Anwendbarkeit des neuen 
Ansatzes vor.  
 
Obgleich die Neudefinition des Ansatzes als aussagekräftige Kennziffer zur Bewertung der 
Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik zu betrachten ist, geht diese allerdings mit einer 
deutlichen Zunahme der Komplexität der Berechnung und Interpretation einher. Die 
Verwendung des Bruttostrompreises zeichnet die Einfachheit des bisherigen Konzepts 
aus, wohingegen die Komplexität des neu entwickelten Ansatzes als nachteilig anzusehen 
ist.   
  
Insgesamt bietet die Neudefinition zur Netzparität eine Grundlage zur Ausrichtung der 
Energiepolitik. Die in der hinreichenden Nebenbedingung formulierte Vorgabe der positi-
ven Bilanz des Einsatzes der Photovoltaik über deren Nutzungsdauer ist analog den sys-





Nachfolgend wird das zuvor aufgestellte Modell in einem einfachen Anwendungsbeispiel, 
zunächst als Basis-Szenario, abgebildet. Hierbei liegen im Energiemarkt lediglich drei 
Kraftwerkstechnologien zur Energieerzeugung vor: die konventionellen Technologien Ta 
und Tb sowie die Photovoltaik (TPV). Der Modellrahmen legt die Verfügbarkeit der Techno-
logien unterschiedlich fest, das heißt im Betrachtungszeitraum von drei Perioden t0 bis t2 
ist Technologie Ta in den ersten beiden Perioden, Technologie Tb in den letzten beiden 
und Technologie TPV in allen Perioden verfügbar. Kostenseitig besitzt Technologie Ta die 
mit Abstand geringsten Stromgestehungskosten von 1,0 €/MWh. Die Stromgestehungs-
kosten von Tb betragen 3,0 €/MWh. Am kostenintensivsten ist mit 4,0 €/MWh die Strom-




erzeugung der Photovoltaik anzusehen. Die Stromnachfrage variiert zwischen den Perio-
den mit Werten von 80 bis 150 MWh.  
 
Tabelle 2 stellt die Basisvariablen des Modells dar.   
 
Tabelle 2: Basisvariablen im Anwendungsbeispiel (Quelle: Eigene Darstellung) 
  
  Dtn 100 MWh 150 MWh 80 MWh 
LCOE   t0 t1 t2 
Ta 1,0 €/MWh µTa 1 1 0 
Tb 3,0 €/MWh µTb 0 1 1 
TPV 4,0 €/MWh µTPV 1 1 1 
 
Im Sinne einer kostenoptimalen Allokation der vorhandenen Erzeugungstechnologien 
werden Technologie Ta mit 100 MWh und Technologie Tb mit 80 MWh eingesetzt. Infolge 
der höchsten Kosten im Energiemix besteht keine Nachfrage nach der Technologie TPV 
(Photovoltaik), so dass deren Erzeugung null ist. Wie Abbildung 5 zeigt, entspricht in den 
Perioden t0 und t2 das Angebot der Nachfrage im Energiemarkt. In Periode t1 werden bei 
einer Nachfrage von 150 MWh infolge der als konstant angenommenen Stromerzeugung 
über die Nutzungsdauer eines jeden Kraftwerks insgesamt 180 MWh Strom erzeugt und 
somit 30 MWh exportiert.  
 
 
Abbildung 5: Stromerzeugung und -nachfrage nach Technologien im Basis-Szenario 
 
Die Berechnung der Kosten im Energiemix erfolgt mittels Multiplikation der erzeugten 
Strommengen mit den festgelegten Stromgestehungskosten der einzelnen Technologien. 












ETa ETb ETPV Dtn
Quelle: eigene Berechnungen




sichtlich, dass in Periode t0 die geringsten Kosten mit 100 € bestehen. In Periode t1 stei-
gen die Kosten auf 340 € an, und liegen in der dritten Periode bei 240 €. Insgesamt 
ergeben sich als Anwendung der Formel 16 Kosten der Stromerzeugung im Energiemix 





Das Ergebnis des Technologieeinsatzes drückt sich in den Kosten im Energiemix und in 
der erzeugten Strommenge aus. Als Quotient beider Faktoren lassen sich pro Periode die 
Stromgestehungskosten im Energiemix bestimmen. Hier verursacht die PV-Technologie 
mit 4,0 €/MWh im Vergleich zum Energiemix deutlich höhere Kosten. Die Stromgeste-
hungskosten des Energiemix entsprechen in Periode t0 denen der Technologie Ta, da jene 
als einzige in dieser Periode Anwendung findet. In Periode t1 steigen die Stromgeste-
hungskosten im Energiemix auf 1,9 €/MWh, in Periode t2 auf 3,0 €/MWh an. Aufgrund 
der Tatsache, dass sich die Stromgestehungskosten der Photovoltaik auf 4,0 €/MWh 
belaufen und damit über den Stromgestehungskosten des Energiemix rangieren, wird im 
Betrachtungszeitraum der Perioden t0 bis t2 keine Netzparität erreicht.  
 
Ausgehend vom aufgezeigten Anwendungsbeispiel, werden im Folgenden Szenarien zu 
den Effekten energiepolitischer Instrumente dargestellt. Energiepolitik umfasst generell 
im energiepolitischen Zieldreieck Umweltverträglichkeit, Wirtschaftlichkeit und Versor-
gungssicherheit. Umweltverträglichkeit ist hierbei mit der Abkehr von fossiler Energie-
erzeugung hin zur Versorgung mit erneuerbaren Energien zu verstehen. Der kosteneffizi-
ente Ausbau erneuerbarer Energien und damit einhergehend die zukünftige Sicherung 















ETa ETb ETPV Total
Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 6: Kosten der Stromerzeugung im Anwendungsbeispiel (Basis-Szenario) 




keit. Der Umbau des zentral organisierten Energiemarkts zu einem dezentralen System 
mit großen Anteilen erneuerbarer Energien soll zu keiner Verminderung der Versorgungs-
sicherheit führen (BMWi, 2014b).  
  
Die Zielstellung Wirtschaftlichkeit ist als modellimmanent zu betrachten, da die Allokation 
der einzelnen Technologien im Kostenminimum definiert ist. Der Gesichtspunkt der Ver-
sorgungssicherheit beinhaltet die zeitliche und räumliche Äquivalenz von Stromangebot 
und -nachfrage und lässt sich unter anderem über Energieverteilung oder -speicherung 
erreichen. Kapitel 1.4 erläutert hierzu, weshalb die Aspekte der Versorgungssicherheit im 
Modellrahmen keine Beachtung finden.  
 
Die verschiedenen energiepolitischen Zielstellungen im Kontext der Umweltverträglichkeit 
werden in den nachfolgenden Szenarien als weitere Anwendungsbeispiele des Energie-
marktmodells dargestellt und kalkuliert. Dies umfasst ein Szenario mit Grenzwert für den 
Einsatz konventioneller Kraftwerke, ein Szenario mit einem Minimalwert für den Einsatz 
erneuerbarer Energien, ein Szenario mit einer Höchstgrenze für CO2-Emissionen sowie 
ein Szenario mit CO2-Kosten.  
 
3.2.4.1 Szenario 1: Grenzwert für den Einsatz konventioneller Kraftwerke 
 
 
Die Begrenzung des Zubaus einzelner Energieträger kann verschiedene Ursachen besit-
zen, wobei die installierte Leistung konventioneller Kraftwerke zumeist aufgrund beste-
hender Zielwerte für CO2-Emissionen beschränkt wird. Szenario 1 limitiert folglich die 
Kraftwerkstechnologie Tb auf 40 MWh, wie in Formel 18 abgebildet. Aufgrund der Ba-
sisannahme einer konstanten Stromerzeugung über die gesamte Nutzungsdauer der 
Kraftwerke hinweg kann eine Beschränkung der Stromerzeugung nicht durch Anpassung 
der Volllaststunden erreicht werden, sondern muss bereits bei der installierten Kapazität 
Berücksichtigung finden. Zudem setzt das Modell vollkommene Information voraus, so 
dass bereits in Periode 0 von allen Akteuren im Markt eine Limitierung antizipiert werden 
kann.    
 
Formel 18: Limit der Stromerzeugung der Technologie b 
9j = 40)lℎ 
LETb: Limit der Stromerzeugung der Technologie b 
 
Wenngleich die Beschränkung sich auf die Technologie Tb bezieht, vermindert sich in der 
kostenminimalen Allokation der Kraftwerkskapazitäten die Stromerzeugung von Techno-




logie Ta um 30 auf 70 MWh. Da zur Deckung der Stromnachfrage von 80 MWh in Periode 
t2 lediglich die Kraftwerkstechnologie Tb und der erneuerbare Energieträger TPV zur Verfü-
gung stehen, muss infolge der Limitierung von Tb die Photovoltaik-Technologie TPV 40 
MWh Strom produzieren.  
 
Gemäß Formel 16 ergeben sich im Minimum Kosten der Stromerzeugung im Energie-




)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 0 × 40	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 40	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 0 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 40	)lℎ +
4,0	€
)lℎ × 1 × 40	)lℎ = 280	€ 
 
Die Stromgestehungskosten liegen bereits in Periode t0 bei 2,1 €/MWh und steigen bis 
Periode t2 auf 3,5 €/MWh an. Analog dem Basis-Szenario wird im Betrachtungszeitraum 
keine Netzparität der Photovoltaik erreicht.  
 
 
3.2.4.2 Szenario 2: Minimalwert für den Einsatz erneuerbarer Energien 
 
 
Als energiepolitische Zielstellung ist der Einsatz bestimmter Technologien, zumeist er-
neuerbarer Energien, vorgeschrieben. Das bedeutet, dass Technologien in den Energie-
mix integriert werden müssen, die unter einer kostenoptimalen Allokation keine Anwen-
dung finden würden. Für das Anwendungsbeispiel zeigt Formel 19 die vorgeschriebene 
Mindestenergiemenge aus PV-Anlagen von 30 MWh.  
 
Formel 19: Bestand an Stromerzeugung der Photovoltaik 
 = 30	)lℎ 
BEPV = Bestand an Stromerzeugung der Photovoltaik 
 
Infolge der Festlegung einer Mindesterzeugung aus erneuerbaren Energien als energie-
politische Maßnahme verändert sich die Zusammensetzung des Energiemix dahingehend, 
dass die konventionellen Technologien Ta und Tb eine verminderte Stromerzeugung leis-
ten. Zur Deckung der Stromnachfrage in Periode t0 sind neben den 30 MWh von TPV 




zusätzlich lediglich 70 MWh von Ta notwendig. In t1 und t2 vermindert sich gleichfalls die 
Stromerzeugung von Technologie Tb auf 50 MWh.   
 
Gemäß Formel 16 ergeben sich im Minimum Kosten der Stromerzeugung im Energie-




)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 0 × 50	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 50	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 0 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 50	)lℎ +
4,0	€
)lℎ × 1 × 30	)lℎ = 270	€ 
 
 
Entsprechend bedeutet die Vorgabe eines extern festgelegten Photovoltaikanteils am 
Energiemix gegenüber dem Basis-Szenario zusätzliche Kosten in Höhe von 120 €. Die 
erhöhten Gesamtkosten sind das Ergebnis der gestiegenen Stromgestehungskosten im 
Energiemix, die bis Periode t2 3,4 €/MWh erreichen. Netzparität der Photovoltaik liegt in 
diesem Szenario im Betrachtungszeitraum ebenfalls nicht vor.  
 
3.2.4.3 Szenario 3: Höchstgrenze für CO2-Emissionen  
 
 
Ein bedeutendes energiepolitisches Ziel besteht in der Reduktion von CO2-Emissionen der 
Stromerzeugung. Das kann einerseits durch die Erhebung von Zusatzkosten auf CO2-
Emissionen, andererseits durch die Option der Limitierung von CO2-Emissionen erreicht 
werden.  
 
Wird ein Grenzwert für CO2-Emissionen festgelegt, kommt das einer Beschränkung der 
Stromerzeugung konventioneller CO2-emittierender Kraftwerke gleich. Formel 20 legt 
dar, dass die Kraftwerkstechnologie Ta im Szenario pro MWh 2,5 t CO2 emittiert. Für die 
Technologie Tb unterstellt Formel 21 einen Emissionswert von 2,0 t CO2/MWh. Ohne 
Höchstgrenze für CO2-Emissionen produzieren in Periode t1 im Basis-Szenario Technolo-
gie Ta 100 MWh und Technologie Tb 80 MWh Strom, was CO2-Emissionen in Höhe von 
410 t entspricht. Für die nachfolgende Betrachtung gilt das in Formel 22 festgelegte Limit 
für CO2-Emissionen im Energiemix von 200 t.     
 




Formel 20: CO2-Emissionen von Kraftwerken der Technologie Ta 
" = 2,5	B")lℎ  
 
Formel 21: CO2-Emissionen von Kraftwerken der Technologie Tb 
"j = 2,0	B")lℎ  
 
Formel 22: Limit für CO2-Emissionen im Energiemix 
9tu = 200	B" 
 
CO2Ta: CO2-Emissionen der Kraftwerke der Technologie a; CO2Tb: CO2-Emissionen der Kraftwerke der Technolo-
gie b; LCO2EM: Limit für CO2-Emissionen im Energiemix 
 
 
Die Begrenzung auf maximal 200 t CO2-Emissionen im Energiemix verändert die Zusam-
mensetzung der einzelnen Kraftwerkstechnologien dahingehend, dass zusätzlich zur 
Zielsetzung der kostenminimalen Allokation der Technologien nun deren Einsatz den 
Grenzwert an CO2-Emissionen nicht überschreiten darf. Trotz der höheren CO2-
Emissionen von 2,5 t CO2/MWh für Technologie Ta gegenüber Technologie Tb mit 2,0 t 
CO2/MWh beträgt die Stromerzeugung in der kostenminimalen Kombination des Ener-
giemix 70 MWh für Ta und lediglich 10 MWh für Tb. In Periode t1 wird mit 195 t CO2 das 
aufgestellte Limit knapp unterschritten. Die Begrenzung der CO2-Emissionen führt im 
Weiteren dazu, dass die Photovoltaik als erneuerbare Energie ohne CO2-Emissionen 70 
MWh Strom generiert. Die Gesamtkosten der Stromerzeugung belaufen sich von Periode 





)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 0 × 10	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 1 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 10	)lℎ +
4,0	€




)lℎ × 0 × 70	)lℎ +
3,0	€
)lℎ × 1 × 10	)lℎ +
4,0	€
)lℎ × 1 × 70	)lℎ = 310	€ 
 
 




3.2.4.4 Szenario 4: CO2-Kosten 
 
 
Die Bepreisung von CO2-Emissionen verteuert die Stromerzeugung der fossilen Kraft-
werkstechnologien Ta und Tb. Formel 23 weist die Höhe der CO2-Kosten mit 1,0 €/t CO2 
aus. Entsprechend ergeben sich Stromgestehungskosten der Technologie Ta von 3,5 €/ 
MWh und 5,0 €/MWh für Technologie Tb. Aufgrund der CO2-freien Stromerzeugung ver-
halten sich die Stromgestehungskosten der Photovoltaik mit 4,0 €/MWh konstant.  
 
Formel 23: Kosten für CO2-Emissionen 
 = 1,0	€B	" 
 
CCO2: Kosten für CO2-Emissionen 
 
Mit dem Anstieg der Stromgestehungskosten der Technologien Ta und Tb verändert sich 
die Zusammensetzung der Strommengen im Energiemix. Als kostenminimale Kombinati-
on der drei vorhandenen Technologien ergeben sich ETa = 70 MWh, ETb = 50 MWh und 
ETPV = 30 MWh. Im Betrachtungszeitraum t0 bis t2 betragen die Gesamtkosten des Ener-
giemix 1.350 €. Dessen Stromgestehungskosten erhöhen sich von 3,65 €/MWh in t0 auf 
4,10 €/MWh in Periode t1 und belaufen sich in t2 auf 4,63 €/MWh. Folglich wird in Periode 








)lℎw × 0 × 50	)lℎ +
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)lℎw × 1 × 50	)lℎ +
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)lℎw × 1 × 50	)lℎ +
4,0	€
)lℎ × 1 × 30	)lℎ = 370	€ 
 
Formel 12 mit den Werten des Szenarios CO2-Kosten ergibt demnach für Periode t1 höhe-
re Stromgestehungskosten im Energiemix verglichen mit denen einer PV-Anlage. Diese 
Berechnung legt Formel 24 offen: 
 
  




Formel 24: Vergleich der Stromgestehungskosten im Szenario 4 
4,0 €)lℎ ≤
(3,5 €)lℎ × 70	)lℎ + 5,0 €)lℎ × 50)lℎ + 4,0 €)lℎ × 30)lℎ)(70)lℎ + 50)lℎ + 30)lℎ)  







Werden die einzelnen Szenarien gegenübergestellt, zeigt sich, dass alle aufgeführten 
Abweichungen vom Basis-Szenario durch die Festlegung von Grenzwerten oder Zusatz-
kosten die Allokation der zur Verfügung stehenden Kraftwerkstechnologien verändern 
und zu Mehrkosten der Stromerzeugung führen. Ausgehend von 680 € Stromerzeu-
gungskosten, steigen diese auf nahezu den zweifachen Wert im Szenario CO2-Kosten an.  
 
Abbildung 7 stellt die Stromgestehungskosten des Basis-Szenarios im Vergleich zu den 
weiteren vier Szenarien im Betrachtungszeitraum t0 bis t2 dar. Mit Ausnahme des Szena-
rios CO2-Kosten wird in keinem der Szenarien die notwendige Bedingung zur Netzparität 
der Photovoltaik erreicht. Zudem fallen die Stromgestehungskosten im Betrachtungszeit-
raum in allen weiteren Szenarien höher als im Basis-Szenario aus.  
 
 









Szenario Grenzwert konventionelle Kraftwerke Szenario Zielwert Photovoltaik
Szenario CO2-Emissionsgrenze Szenario CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnungen




Wie Abbildung 7 zeigt, wird im vorliegenden Anwendungsbeispiel einzig im Szenario CO2-
Kosten die notwendige Bedingung der Gleichheit zwischen Stromgestehungskosten der 
Photovoltaik und des Energiemix in Periode t1 erreicht. Folglich ist die hinreichende Be-
dingung der positiven Bilanz zu überprüfen, um festzustellen, ob Netzparität der Photo-
voltaik im Sinne der aufgestellten Neudefinition besteht. Hier ergibt die Anwendung der 
Formel 16 einen positiven Wert von 0,38 €/MWh. Entsprechend ist für PV-Anlagen mit 
Installationsjahr in Periode t0 für das Szenario CO2-Kosten Netzparität im Sinne der vor-
genommenen Neudefinition festzustellen.  
 
Die Abhängigkeit der Netzparität der Photovoltaik von den Rahmenbedingungen im je-
weiligen Szenario lässt sich durch eine minimale Veränderung der CO2-Kosten im gleich-
namigen Szenario demonstrieren. Eine Reduktion der CO2-Kosten um 10 % oder 0,1 €/t 
CO2 auf 0,9 €/t CO2 besitzt zunächst auf die notwendige Bedingung keinen Einfluss, so 
dass auch hier Parität der Stromgestehungskosten der PV-Anlage und des Energiemix 
erreicht wird. Der Test der hinreichenden Bedingung liefert allerdings einen minimal 
negativen Wert von –0,11 €/MWh. Bereits geringfügig modifizierte Rahmenbedingungen 









4. Bestimmung der Netzparität der Photovoltaik in Deutschland 
 
 
4.1 Anwendung des Modellrahmens  
 
 
Ausgehend von der vorstehenden modelltheoretischen Betrachtung der Netzparität, gilt 
es, dieses Modell auf den deutschen Energiemarkt anzuwenden. Als Basisjahr der weite-
ren Betrachtung wird 2010 gewählt. Zur Bestimmung der Ausgangssituation im Basisjahr 
sind die nachfolgenden sechs Arbeitsschritte umzusetzen:   
 
1. Abbildung des vorliegenden Kraftwerksparks in Deutschland im Basisjahr 2010 
2. Clusterung der Kraftwerke nach Energieträgern und Altersgruppen 
3. Recherche der Kraftwerkseigenschaften und Kostenkomponenten 
4. Prognose der Kostenkomponenten im Rahmen der Nutzungsdauer  
5. Berechnung der Stromgestehungskosten der definierten Kraftwerksgruppen 
6. Ausweis der Stromgestehungskosten für den deutschen Energiemix in 2010 
 
Gemäß Arbeitsschritt 1 werden für das Basisjahr 2010 die in Deutschland installierten 
Kraftwerke nach Energieträgern, deren Stromerzeugung sowie dem Jahr der Inbetrieb-
nahme recherchiert und zum deutschen Kraftwerkspark zusammengestellt. Auf Basis 
dieser Datenlage erfolgt im 2. Arbeitsschritt die Clusterung der einzelnen Kraftwerke in 
Gruppen in Anlehnung an U. Wagner (Wagner et al., 2004). Sie dient der vereinfachten 
Erfassung der technischen Eigenschaften der Kraftwerksgruppen sowie deren einzelner 
Kostenkomponenten im 3. Arbeitsschritt. Die Berechnung der Stromgestehungskosten 
nach dem Prinzip der „Levelized Costs of Electricity“ (LCOE) umfasst die Analyse der 
Kosten des Kraftwerksbetriebs über dessen gesamte Nutzungsdauer. Entsprechend be-
steht die Notwendigkeit, die zuvor identifizierten Kostenkomponenten des Kraftwerksbe-
triebs im Rahmen von Arbeitsschritt 4 zu prognostizieren. Fußend auf den Daten der 
Kostenentwicklung und Stromerzeugung der einzelnen Kraftwerkscluster, werden im 5. 
Arbeitsschritt deren Stromgestehungskosten einheitlich nach dem LCOE-Prinzip be-
stimmt. Abschließend lassen sich in Arbeitsschritt 6 die Stromgestehungskosten im Ener-
giemix für das Basisjahr 2010 ermitteln. Hierzu erfolgt die Gewichtung der Stromgeste-









4.2 Stromgestehungskosten – Levelized Costs of Electricity (LCOE) 
 
 
Wie in den vorstehenden Ausführungen dargelegt, ist die Berechnung der Stromgeste-
hungskosten grundlegend für das Modell zur Bestimmung der Netzparität der Photovolta-
ik. Der LCOE-Berechnungsansatz nimmt eine rein kostenbasierte Analyse einer Energie-
erzeugungsanlage über deren gesamte Nutzungsdauer vor. In der einfachsten 
Darstellung der LCOE wird der Quotient der Summe aller Kosten des Anlagenbetriebs und 
der über die Nutzungsdauer erzeugten Strommenge gebildet. Im Ergebnis lässt sich ein 
über die gesamte Nutzungsdauer konstanter LCOE-Wert einer Energieerzeugungsanlage 
ausweisen.   
 
Kostenseitig wird generell zwischen fixen und variablen Kosten differenziert. Alle Kosten-
komponenten, die unabhängig vom Anlagenbetrieb entstehen, werden als Fixkosten 
betrachtet. Dazu gehören Investitionskosten, fixe Betriebskostenanteile 
sowie Abrisskosten am Laufzeitende des Kraftwerks. Variable Kosten subsumieren hinge-
gen alle Aufwendungen im Kraftwerksbetrieb, also Betriebs-, Wartungs-, Personal-,  
Brennstoff- und CO2-Zertifikatskosten (Ammon, 2013).  
 
Für die Berechnung der LCOE werden sowohl die Kosten als auch die erzeugte Strom-
menge auf einen Bezugspunkt, zumeist das Installationsjahr der Anlage, diskontiert. 
Entsprechend stehen die Barwerte der Gesamtkosten des Anlagenbetriebs in Relation zu 
den Barwerten der Stromproduktion. Formel 25 zeigt die Berechnungsvorschrift der 
Stromgestehungskosten im LCOE-Ansatz (Kost et al., 2012).  
 
Formel 25: Berechnungsvorschrift der LCOE 
9"' = 6%7 + ∑ 	
 (1 + E)%C⁄%CL%z∑ '%C (1 + E)%C⁄%CL%z  
 
COMtn = jährliche Betriebskosten der Anlage in Periode n; Etn = Stromerzeugung in Periode n; i = Laufindex;    




Der LCOE-Ansatz beinhaltet sämtliche Kosten des Anlagenbetriebs über die Nutzungs-
dauer und bezieht diese auf die gesamte Stromproduktion. Entsprechend markiert der 
LCOE-Wert die Untergrenze des Verkaufspreises des erzeugten Stroms. Im Berechnungs-
ansatz wird zusätzlich zwischen nominalen und realen LCOE differenziert. Der Berech-
nungsansatz der realen LCOE verwendet demnach reale Kosten, bezogen zumeist auf das 
Installationsjahr der Energieerzeugungsanlage. Die nominalen LCOE verwenden hingegen 




den Nennwert als nominalen Wert. Im Fall einer Inflationsrate von null sind reale und 
nominale LCOE identisch. Bei einer Inflationsrate größer null steigen die nominalen LCOE 
entsprechend über den realen Wert (Black & Veatch, o. J.).  
  
Insgesamt besitzt die LCOE-Kalkulation den Vorteil, dass sich in der Anwendung der 
Berechnungsvorschrift verschiedene Kraftwerkstechnologien und damit einhergehend 
Energieträger transparent vergleichen lassen. Der ausschließliche Kostenfokus der LCOE-
Berechnung muss als Vorteil gesehen werden, da die Ertragsseite beispielsweise mit den 
Einspeisetarifen für erneuerbare Energien keinen Eingang findet (Kost et al., 2012).   
 
Ein Nachteil besteht darin, dass verschiedene Kostenkomponenten über die Nutzungs-
dauer der Energieerzeugungsanlage zu prognostizieren sind. Die Berechnung der LCOE 
fossiler Kraftwerke beinhaltet entsprechend Annahmen zur zukünftigen Entwicklung der 
Brennstoff- und CO2-Kosten. Gleichfalls besitzen weitere Parameter wie die Nutzungs-
dauer der Energieerzeugungsanlagen einen deutlichen Einfluss auf die Höhe der LCOE. 
Eine detaillierte Analyse zur Variation der Eingabeparameter liefert die Sensitivitätsanaly-
se in Kapitel 4.3.12. Ch. Kost (Kost et al., 2012) führt als weiteren Nachteil an, dass auf 
die Verwendung der Stromproduktion abgestellt wird, ohne deren Beitrag im Energiesys-
tem zu bewerten.  
 
4.3 Szenario: Realitätsnahes Modell 
 
 
4.3.1 Berechnungsschritte zur Netzparität 
 
 
Zur Bestimmung der Stromgestehungskosten des Energiemix wird auf die Systematik 
von U. Wagner (Wagner et al., 2004) zurückgegriffen. Hierbei findet zunächst eine Diffe-
renzierung des bestehenden fossilen Kraftwerksparks in vier Technologiestände statt. Die 
Technologiestände beschreiben fossile Kraftwerke in Hinsicht auf Kostenaspekte und 
Leistungsparameter des Anlagenbetriebs. Die Einordnung nach Technologieständen ver-
einfacht die Analyse der Energieträger und umgeht die Einzelbetrachtung der Kraftwerke. 
U. Wagner (Wagner et al., 2004) definiert die Technologiestände „vor 1980“, „1980“, 
„2000“ und „2010“ mit Bezug auf das Installationsjahr des Kraftwerks. Demgemäß be-
schreibt der Technologiestand „vor 1980“ die ältesten Anlagen im Kraftwerkspark, die 
technologisch die geringsten Wirkungsgrade und damit den höchsten Brennstoffbedarf 
aufweisen. Diese Arbeit legt als Berechnungsgrundlage für alle Kraftwerke im Technolo-
giestand „vor 1980“ gemäß U. Wagner (Wagner et al., 2004) das Installationsjahr 1970 
fest.  
 




Die Altersstruktur des Kraftwerksparks ist insofern bedeutsam, da ältere fossile Kraftwer-
ke, trotz technologischer Nachteile, infolge geringerer Brennstoffkosten in den ersten 
Betriebsjahren insgesamt niedrigere Stromgestehungskosten verursachen. Insbesondere 
für Kraftwerke der Technologiestände „2000“ und „2010“ besteht ein hoher Kostenfaktor 
in der Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise, der ältere Kraftwerke nur minimal tangiert, 
da dieser Kostenfaktor erst mit Einführung des Europäischen Emissionshandelssystems 
(EU ETS) im Jahr 2005 entstand (Ammon, 2013). Ursächlich hierfür ist, dass fossile 
Kraftwerke des Technologiestands „vor 1980“ annahmegemäß im Jahr 1970 in Betrieb 
genommen worden und nach einer Nutzungsperiode von 50 Jahren im Jahr 2020 die 
Stromproduktion einstellen. Entsprechend müssen in der Berechnung der Stromgeste-
hungskosten zwischen 2005 und 2020 für 15 Jahre CO2-Kosten als variable Kostenart 
Berücksichtigung finden. Für einen Kraftwerksneubau im Jahr 2010 sind hingegen über 
die gesamte Nutzungsdauer der Anlage CO2-Kosten in die Kalkulation der Stromgeste-
hungskosten einzubeziehen, so dass der Effekt dieses Kostenfaktors in der LCOE-
Berechnung deutlich höher als für ältere Kraftwerke ausfällt.  
 
Zur Abbildung der erneuerbaren Energien im deutschen Kraftwerkspark werden analog 
zur Darstellung fossiler Kraftwerke in die Technologiestände „2000“ und „2010“ unter-
schieden. Eine Ausnahme bildet die Photovoltaik, deren starker jährlicher Preisverfall eine 
Abbildung der Stromgestehungskosten auf Jahresbasis bedingt. Demgemäß werden mit 
den signifikant angestiegenen Neuinstallationen ab 2005 die Stromgestehungskosten der 
Photovoltaik für jeden Jahrgang separat berechnet.  
 
Der Berechnung der Stromgestehungskosten für die verschiedenen Kraftwerke in den 
einzelnen Technologieständen je Energieträger folgt die Bestimmung der quantitativen 
Zusammensetzung des Energiemix in Deutschland zunächst für das Jahr 2010. Hierzu 
wird mittels der „Kraftwerksliste“ der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2011c) 
die Altersstruktur bzw. die Struktur der Technologiestände des fossilen Kraftwerksparks 
in Deutschland ermittelt. Aufgrund der Beschränkung der Kraftwerksliste auf Kraftwerke 
über 20 MW installierter Leistung werden die Installationen erneuerbarer Energien den 
Angaben der Übertragungsnetzbetreiber entnommen (DGS, 2014). Im Ergebnis bilden 
fossile Kraftwerke und Erneuerbare-Energien-Anlagen aus beiden Quellen den deutschen 
Kraftwerkspark des Jahres 2010 ab.  
 
Auf Basis der installierten Kraftwerksleistung und deren jährlicher Nutzungsdauer, ange-
geben in Volllaststunden, lässt sich die Stromproduktion je Kraftwerk in den einzelnen 
Technologieständen der Energieträger bestimmen. Die vorliegende Arbeit nimmt keine 
Unterscheidung der Volllaststunden regelbarer Kraftwerke zwischen den einzelnen Tech-
nologieständen eines Energieträgers vor, so dass beispielsweise alle Steinkohlekraftwerke 




unabhängig vom Datum ihrer Inbetriebnahme und damit vom Technologiestand die glei-
che Nutzungsdauer pro Jahr aufweisen.  
 
Im letzten Schritt zur Ermittlung der Stromgestehungskosten des deutschen Energiemix 
wird die Stromproduktion je Technologiestand der verschiedenen Energieträger mit den 
zuvor kalkulierten Stromgestehungskosten multipliziert, die einzelnen Energieträger 
aufsummiert und diese Summe aller Kraftwerke durch die Summe der Nettostrompro-





4.3.2.1 Zinssätze  
 
 
Zur Berechnung der Stromgestehungskosten von Kraftwerken werden verschiedene 







Die Kalkulation der Stromgestehungskosten betrachtet nominale Größen, das heißt, es 
findet keine inflationsbereinigte Darstellung statt. Zur Vereinfachung wird angenommen, 
dass die Kosten des Anlagenbetriebs sich im Umfang der Inflationsrate jährlich erhöhen.  
Datenbasis der Inflationsrate sind die Zeitreihen des Statistischen Bundesamts (Destatis, 
2014). Für die Prognose der jährlichen Inflationsrate dient die langfristige geldpolitische 
Ausrichtung der Europäischen Zentralbank (EZB) mit einem Inflationsziel von 2,00 % 
(EZB, 2003). Abbildung 8 zeigt den zeitlichen Verlauf der Inflationsrate, die bis Mitte der 
1990er Jahre hohen Schwankungen unterlag und sich auf einen Wert um 2,00 % einpen-
















Die Angaben der verwendeten Zinssätze für Fremdkapital bei Investitionen in Kraft-
werksneubauten weisen in der Literatur eine ähnliche Tendenz auf. U. Wagner (Wagner 
et al., 2004) nimmt als Fremdkapitalzins 6 % und 8 % an, während das Fraunhofer Insti-
tut für Solare Energiesysteme (ISE) (ISE, 2013) die Spannweite zwischen 4 % und 7 % 
bestimmt. C. Gerbaulet (Gerbaulet et al., 2012) legt einen Fremdkapitalzins von 6 % 
zugrunde. Dieser Tendenz eines technologie- und zeitpunktübergreifenden Fremdkapital-






Im Rahmen des Kraftwerksbetriebs werden analog zu anderen Investitionsobjekten Zah-
lungsströme beginnend mit der Anlageninvestition getätigt. Mittels des Diskontierungs-
zinssatzes kann der Wert aller Zahlungsströme des Investitionsobjekts auf einen be-
stimmten Bewertungsstichtag abgezinst werden, was den Vergleich verschiedener 
Investitionen erlaubt.  
 
Die Berechnung des Diskontierungszinssatzes erfolgt gemäß der Entity-Methode im Kon-
text des Discounted Cash Flow-Ansatzes. Grundlage der Kalkulation bilden die Eigenkapi-
tal- und Fremdkapitalanteile sowie die dazugehörigen Zinssätze. Mit der Formel 26 lässt 
sich der Diskontierungszinssatz oder auch WACC (weighted average costs of capital) 
ermitteln. Der Diskontierungszinssatz stellt demnach die gewichteten Kosten sowohl aus 
Eigen- als auch aus Fremdkapital dar (Ernst ; Schneider ; Thielen, 2011).    







Quelle: Destatis (2014)/ EZB (2003)




Formel 26: Berechnung des Diskontierungszinssatzes 




EK = Eigenkapital; FK = Fremdkapital; GK = Marktwert des Gesamtkapitals; zEK = Eigenkapitalzinssatz;         
zFK = Fremdkapitalzinssatz; zWACC = Diskontierungszinssatz   
 
Aufgrund der Annahme eines einheitlichen technologieunabhängigen Fremdkapitalzins-
satzes von 6 % werden analog identische Eigenkapitalkosten für alle Kraftwerkstechnolo-
gien von 9 % gemäß C. Gerbaulet (Gerbaulet et al., 2012) angenommen. Für Eigen- und 
Fremdkapital erfolgt eine Gewichtung von 20 % zu 80 %, die im Ergebnis einen Diskon-
tierungssatz von 6,6 % ergibt. 
 
 
4.3.2.2 Spezifika fossiler Kraftwerke 
 
 
Die Eigenschaften fossiler Kraftwerke hinsichtlich ihrer typischen Nutzungsdauer, Volllast-
stunden, Eigenbedarf, CO2-Emissionen und Personalkosten werden nachfolgend entspre-
chend der zur Stromversorgung in Deutschland eingesetzten Energieträger Steinkohle, 
Braunkohle, Erdgas, Mineralöl, Kernkraft und sonstiger fossiler Energieträger betrachtet. 







Die Angaben zur Nutzungsdauer fossiler Kraftwerke weisen insbesondere zwischen den 
Technologien, allerdings auch innerhalb eines Energieträgers, deutliche Unterschiede auf. 
Während U. Wagner (Wagner et al., 2004) einheitlich für alle konventionellen thermi-
schen Kraftwerke eine Nutzungsdauer von 40 Jahren annimmt, unterstellt N. Heitmann 
(Heitmann, 2010) eine Nutzungsdauer für Kohle- und Gaskraftwerke von lediglich 30 
Jahren. O. Mayer-Spohn (Mayer-Spohn et al., 2007) begrenzt die Nutzungsdauer auf 35 
Jahre. Die Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena) (dena, 2010a) beziffert in einer pra-
xisnahen Abbildung die Nutzungsdauer für Braun- und Steinkohlekraftwerke auf 45, für 
Erdgaskraftwerke auf 50 Jahre. Die Nutzungsdauer für Mineralölkraftwerke wird sowohl in 
U. Wagner (Wagner et al., 2004) als auch in dena (dena, 2010a) mit 40 Jahren kalku-
liert. Für Kernkraftwerke werden Nutzungsdauern zwischen 40 (Mayer-Spohn et al., 
2007) und 60 Jahren (Heitmann, 2010) angegeben. Das Energiewirtschaftliche Institut 
an der Universität zu Köln (EWI) und die Energy Environment Forecast Analysis GmbH 
(EEFA) (EWI ; EEFA, 2005) legen dar, dass sich die Nutzungsdauer von 40 Jahren auf 




den Normalwert bezieht, während eine Nutzungsdauer von 60 Jahren mit technischen 
Anpassungen in der Praxis bereits realisiert ist.  
 
Zwischen 2011 und 2013 erfolgten in Deutschland endgültige Kraftwerksstilllegungen mit 
einer installierten Bruttoleistung von 3,1 GW (Bundesnetzagentur, 2013a). Abbildung 9 
weist die Nutzungsdauer dieser stillgelegten Kraftwerke aus, wobei Braunkohlekraftwerke 
mit bis zu 57 Jahren die längste Nutzungsdauer in der Praxis besitzen.  
 
 
   
 
Im Kontext der Atomkatastrophe von Fukushima (Band et al., 2013) verabschiedete die 
Bundesregierung in 2011 das 13. Gesetz zur Änderung des Atomgesetzes und beschloss 
den Ausstieg aus der atomaren Energieerzeugung bis zum Jahr 2022 (Deutscher Bundes-
tag, 2011). Diese Laufzeitbeschränkung verändert die Nutzungsdauer der Kernkraftwerke 
in Deutschland und führt zu einer erheblichen Unterschreitung der ursprünglichen Lauf-
zeiten zwischen 40 und 60 Jahren.  
 
Wie Abbildung 10 illustriert, erreichte die in Deutschland installierte Bruttoleistung an 
Kernkraftwerken zum Zeitpunkt der deutschen Wiedervereinigung 1989/1990 mit 25,4 
GW ihren Höchststand. Als Konsequenz der Atomkatastrophe von Fukushima stellten 
2011 acht Kernkraftwerke mit einer Bruttoleistung von 8,8 GW ihren Betrieb ein. Ende 





Abbildung 9: Nutzungsdauer zwischen 2011 und 2013 stillgelegter Kraftwerke 








Quelle: eigene Darstellung auf Basis von Bundesnetzagentur (2013a)
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Vor dem Hintergrund der aufgezeigten Bandbreite von Angaben zu theoretischen und 
praktischen Nutzungsdauern für fossile Kraftwerke werden für die eigene Berechnung der 
Stromgestehungskosten in den definierten vier Technologieständen „vor 1980“, „1980“, 
„2000“ und „2010“ folgende Annahmen getroffen. Die ältesten Kraftwerke im Technolo-
giestand „vor 1980“ besitzen wie auch der Technologiestand „1980“ eine Laufzeit von 50 
Jahren analog den Praxisbeobachtungen. Für Kraftwerke der Technologiestände „2000“ 
und „2010“ folgt die Nutzungsdauer den Angaben von U. Wagner (Wagner et al., 2004), 
mit einer pauschalen Laufzeit von 40 Jahren für konventionell thermische Kraftwerke.  
 
Die gesetzlich flankierte Laufzeitbeschränkung von Kernkraftwerken führt zu einer Be-
triebsdauer im Technologiestand „vor 1980“ von durchschnittlich 32 Jahren. Kernkraft-
werke mit Baujahr 1980 und später weisen im Mittel eine Betriebsdauer von 33 Jahren 
auf. Tabelle 3 stellt die Nutzungsdauern nach Technologieständen, die als Datengrundla-
ge für die späteren Berechnungen dieser Arbeit dienen, dar.  
 
Tabelle 3: Nutzungsdauer fossiler Kraftwerke (Quelle: Bundesnetzagentur (2013a)/ 
dena (2010a)/Wagner et al. (2004)) 
Technikstand Steinkohle Braunkohle Erdgas Mineralöl Kernkraft Abfall 
vor 1980 50 50 50 50 32 - 
1980 50 50 50 50 33 - 
2000 40 40 40 40 - - 
2010 40 40 40 40 - 40 
 
  













4.3.2.2.2 Volllaststunden  
 
 
Die jährliche Betriebsdauer, ausgedrückt in Volllaststunden, ist Maßzahl zur Bestimmung 
der erzeugten Strommenge und dient zur Ableitung der variablen Kosten des Kraftwerks-
betriebs. Für Kernkraft- und Braunkohlekraftwerke, als Kraftwerke der Grundlast, belief 
sich die Anzahl der Volllaststunden in 2010 auf 7.280 bzw. auf 6.670. Steinkohle- und 
Erdgaskraftwerke werden vornehmlich in der Mittel- und Spitzenlast eingesetzt und er-
reichten in 2010 4.200 (Steinkohle) und 3.625 (Erdgas) Volllaststunden. Müllverbren-
nungsanlagen produzierten in 2010 in 4.450 Volllaststunden Strom. Im Bereich fossiler 
Kraftwerke wiesen Mineralölkraftwerke mit 2.750 Stunden die geringste Einsatzzeit in 
2010 auf (BMWi, 2013 und Bundesnetzagentur, 2014).  
 
Die Analyse der Periode 1991 bis 2011 macht ersichtlich, dass sich insbesondere die 
Volllaststunden von Erdgaskraftwerken bis 2008 verdoppelt haben. Braunkohle- und 
Kernkraftwerke verzeichneten ebenfalls eine Erhöhung der jährlichen Betriebsdauer in 
diesem Zeitraum (BMWi, 2013).  
 
Für die Beurteilung der zukünftigen Entwicklung der Volllaststunden wird auf die prognos-
tizierten Installationszahlen und Strommengen des Szenarios A der „BMU Leistudie 2011“ 
zurückgegriffen (DLR ; IWES ; IfnE, 2012). Während die verbliebenen Kernkraftwerke bis 
zum Ende der Betriebsdauer in 2022 mit ca. 8.000 Volllaststunden konstant hohe Werte 
aufweisen, gehen die jährlichen Betriebszeiten der weiteren fossilen Energieträger suk-
zessive zurück. Für Müllverbrennungsanlagen wird in der Prognose eine konstante Voll-
laststundenanzahl von 4.000 pro Jahr unterstellt.  
 
Braunkohlekraftwerke werden auch zukünftig die höchsten Volllaststunden im Vergleich 
der Energieträger besitzen, wobei die jährliche Betriebsdauer von 5.500 in 2025 auf 
4.000 Stunden in 2050 absinkt. Im Vergleich zu Erdgaskraftwerken wiesen Steinkohle-
kraftwerke Anfang der 1990er Jahre doppelt so hohe Volllaststunden auf. Dieser Trend 
gleicht sich bis 2010 nahezu komplett an. In der Prognose bis 2050 wird ebenfalls von 
einem annähernd analogen Verlauf für Steinkohle und Erdgas ausgegangen, so dass in 
2050 Steinkohlekraftwerke 2.700 und Erdgaskraftwerke 2.200 Volllaststunden in Betrieb 
sein werden. Mineralölkraftwerke zeigen langfristig ebenso eine Abnahme der jährlichen 
Betriebsdauer auf das Niveau von Anfang der 1990er Jahre (DLR ; IWES ; IfnE, 2012).    
 
In Abbildung 11 sind die Volllaststunden fossiler Kraftwerke seit 1991 bis zum Progno-
sehorizont in 2050 dargestellt.    







4.3.2.2.3 Eigenbedarf von Kraftwerken 
 
 
Der Betrieb konventioneller fossiler Kraftwerke verbraucht im Zuge des Prozesses der 
Energiegewinnung selbst Energie. Exemplarisch lassen sich Vorgänge wie Zu- und Abfuhr 
von Brennstoffen sowie Steuerung, Messung oder Überwachung der Energiegewinnung 
anführen. Der gesamte Energieverbrauch des Kraftwerksbetriebs bildet den Eigenbedarf. 
Die Analyse dessen ist dahingehend bedeutsam, um die Wirtschaftlichkeit von Kraftwer-
ken und ihre Kostenstrukturen umfassend beurteilen zu können. Je nach Energieträger, 
Anlagengröße und Anlagenalter kann der Eigenbedarf der Energiegewinnung deutlich 
unterschiedlich ausfallen (Oeding ; Oswald, 2004).  
 
Die nähere Betrachtung des Energieträgers Braunkohle zeigt die große Spannweite des 
Eigenbedarfs thermischer Kraftwerke. D. Oeding und B. R. Oswald (Oeding ; Oswald, 
2004) legen als Richtwert für den Eigenbedarf von Braunkohlekraftwerken 9,0 bis 10,0 % 
zugrunde. P. Konstantin (Konstantin, 2009) beziffert hingegen deren Eigenbedarf auf 4,5 
bzw. 5,5 %, wobei sich diese Werte explizit auf Braunkohlekraftwerke mit einer installier-
ten Bruttoleistung von 1.100 bzw. 700 MW beziehen.  
   
Die elektrische Bruttoleistung aller Kraftwerke in Deutschland kann der Kraftwerksliste 
des Umweltbundesamts (UBA, 2013) entnommen werden. Im Vergleich zu den Angaben 
der Kraftwerksliste zur Netto-Nennleistung der deutschen Kraftwerke der Bundesnetza-
gentur (Bundesnetzagentur, 2013a) lässt sich der Eigenbedarf als Differenz aus Brutto- 
und Nettoleistung berechnen. Hier bestätigen sich sowohl die Richtwerte nach D. Oeding  
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Quelle: eigene Darstellung auf Basis von BMWi (2013)/ Bundesnetzagentur (2014)/ DLR/ IWES/ IFNE (2012) 
Abbildung 11: Volllaststunden fossiler Kraftwerke 1991 bis 2010 und Prognose bis 2050 




In Abbildung 12 sind die deutschen Braunkohlekraftwerke in Bezug auf ihren Eigenbedarf 
und ihre installierte Bruttoleistung abgetragen. Aus der Darstellung geht hervor, dass der 
Eigenbedarf von Braunkohlekraftwerken mit zunehmender Kraftwerksgröße deutlich 
abnimmt. Analog zu P. Konstantin (Konstantin, 2009) besitzen große Kraftwerke mit über 
1.000 MW installierter Bruttoleistung einen Eigenbedarf von 4,5 %, wohingegen Braun-
kohlekraftwerke mit etwa 700 MW einen kalkulierten Eigenbedarf von 5,5 % aufweisen. 
Die angegebene Spannweite in D. Oeding und B. R. Oswald (Oeding ; Oswald, 2004) 
zwischen 9,0 und 10,0 % ist zum größten Teil in Braunkohlekraftwerken unter 500 MW 





Bezüglich des Anlagenalters zeigt sich eine stetige Zunahme der installierten Kraftwerks-
leistung im Zeitverlauf. Braunkohlekraftwerke mit der höchsten installierten Leistung 
wurden nach 1997 errichtet. Die in 2012 in Betrieb genommenen Blöcke F und G des 
Kraftwerks Grevenbroich bilden mit jeweils 1.100 MW Bruttoleistung das größte Braun-
kohlekraftwerk Deutschlands. Wird die installierte Bruttoleistung in Bezug zum Installati-
onsjahr gesetzt, lassen sich drei Cluster identifizieren. In der Periode bis 1973 erfolgte 
vornehmlich die Installation von Braunkohlekraftwerken bzw. -blöcken mit einer Brutto-
leistung von ca. 300 MW. Von 1974 bis 1997 bewegte sich das Gros der Installationen in 
der Spanne zwischen 500 und 650 MW, und nach 1997 ist ein weiterer Anstieg der 
durchschnittlichen Kraftwerksleistung bei Neubauten zu verzeichnen (Bundesnetzagentur, 
2013a). Abbildung 13 weist die installierte Bruttoleistung von Braunkohlekraftwerken 
nach dem Jahr ihrer Inbetriebnahme im Zeitraum von 1955 bis 2012 in Deutschland aus. 







50 MW 250 MW 450 MW 650 MW 850 MW 1050 MW
Eigenbedarf Linear (Eigenbedarf)














     
 
Die Analyse des ermittelten Eigenbedarfs der Braunkohlekraftwerke nach dem Jahr ihrer 
Inbetriebnahme zeigt analog der installierten Bruttoleistung drei Cluster. Die neuesten 
und größten Braunkohlekraftwerke, die nach 2000 installiert wurden, besitzen einen 
durchschnittlichen Eigenbedarf von 5,5 %. Für das Cluster an Kraftwerken mit mittlerer 
installierter Leistung zwischen 500 und 650 MW beläuft sich der durchschnittliche Eigen-
bedarf auf 7,5 %. Die kleinsten und ältesten Braunkohlekraftwerke weisen im Mittel 
einen Eigenbedarf von 9,4 % auf.   
 
Mittels der Auswertung der Kraftwerkslisten der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 
2013a) sowie des Umweltbundesamts (UBA, 2013) lassen sich für die weiteren Energie-
träger Steinkohle, Erdgas, Mineralöl, Kernenergie und Abfall die Eigenbedarfe berechnen. 
Diese sind in Tabelle 4 nach Energieträger und Technologiestand zusammengefasst.  
 
Tabelle 4: Eigenbedarf von fossilen Kraftwerken (Quelle: eigene Berechnungen auf Basis 




vor 1980 1980 2000 2010 
Braunkohle 9,40 % 7,50 % 6,00 % 5,50 % 
Steinkohle 8,40 % 7,70 % 6,50 % 6,00 % 
Erdgas 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 
Kernkraft 4,60 % 4,80 % - - 
Mineralöl 4,80 % 4,80 % 4,80 % 4,80 % 
Abfall - - - 4,50 % 
 





















































































Quelle: Eigene Berechnungen auf der Basis von UBA (2013)/ Bundesnetzagentur (2013a)

















Insgesamt ist festzustellen, dass Erdgaskraftwerke analog den Ausführungen in D. Oe-
ding und B. R. Oswald (Oeding ; Oswald, 2004) sowie P. Konstantin (Konstantin, 2009) 






Nicht zuletzt aufgrund der Bepreisung von CO2-Emissionen mittels Zertifikaten des Euro-
päischen Emissionshandelssystems (ETS) besitzen diese eine bedeutende Position in der 
Berechnung der Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke. Das Ausmaß von CO2-
Emissionen steht einerseits in Abhängigkeit zum Energieträger und andererseits zur 
angewandten Technologie bzw. zum Technologiestand. H. J. Wagner (Wagner et al., 
2007) zeigt in der Analyse von 41 Publikationen die Spannweite der CO2-Emissionen in 
der Energieerzeugung auf. Für den Energieträger Steinkohle weist H. J. Wagner (Wagner 
et al., 2007) Werte von 780 bis 931 g CO2/kWh im Anlagenbetrieb im Rahmen eines 
Bruttowirkungsgrads von 36,9 bis 43,0 % aus. Ch. Loreck (Loreck, 2007) kommt hin-
sichtlich CO2-Emissionen bei einem Wirkungsgrad von 46,0 % zum Ergebnis von 740 g 
CO2/kWh. VGB PowerTech (VGB PowerTech, 2013) bietet einen Überblick der CO2-
Emissionen von Steinkohlekraftwerken. Die ältesten Kraftwerke mit einem Bruttowir-
kungsgrad von 33 % emittieren 1.015 g CO2/kWh, diejenigen neuester Technologie mit 
einem Wirkungsgrad von 50 % verursachen CO2-Emissionen im Umfang von lediglich 669 
g CO2/kWh.   
 
Die verschiedenen Quellen lassen sich in Abbildung 14 zusammenführen und mittels der 





Abbildung 14: CO2-Emissionen von Steinkohlekraftwerken in Abhängigkeit des Brutto-
wirkungsgrads 
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von VGB PowerTech (2013), Icha (2013), WWF (2007), Loreck (2007),  
Krewitt/ Schlomann (2006), Wagner et al. (2004), Marheineke (2002), FFE (o. J.)














Im Vergleich fossiler Kraftwerke verursachen Braunkohlekraftwerke die höchsten CO2-
Emissionen. VGB PowerTech (VGB PowerTech, 2013) gibt für sie je nach Wirkungsgrad 
eine Spannweite von 950 bis 1.230 g CO2/kWh an. T. Marheinecke (Marheinecke, 2002) 
beschreibt beim höchsten Wirkungsgrad von 50,5 % CO2-Emissionen von 791 g CO2/kWh 
im Kraftwerksbetrieb. Der Betrieb eines älteren Braunkohlekraftwerks mit lediglich 35 % 
Wirkungsgrad verursacht hingegen nach P. Icha (Icha, 2013) Emissionen von 1.165 g 
CO2/kWh.  
 
Erdgaskraftwerke werden im Kontext der Energiewende aufgrund ihrer höheren Flexibili-
tät und der geringeren CO2-Emissionen wiederholt als Alternative zu Braun- und Stein-
kohlekraftwerke benannt (Bode ; Groscurth, 2011). Ältere Erdgaskraftwerke mit einem 
Wirkungsgrad von 44 bzw. 45 % emittieren zwischen 540 (Wagner et al., 2004) und 469 
g CO2/kWh (FFE, o. J.). Bei Erdgaskraftwerken der modernsten Generation mit einem 
Wirkungsgrad von 60 % werden CO2-Emissionen pro kWh von lediglich 340 g angegeben 
(Loreck, 2007).    
 
Mineralölkraftwerke besaßen in 2010 mit 8 TWh einen minimalen Anteil von 1,3 % an der 
Bruttostromerzeugung in Deutschland (BMWi, 2013). Je nach Wirkungsgrad eines Mine-
ralölkraftwerks liefert die Literatur Emissionswerte zwischen 776 g CO2/kWh (FFE, o. J.) 
und 485 g CO2/kWh (VGB PowerTech, 2004).  
 
Gemäß Albert-Ludwigs-Universität Freiburg (Universität Freiburg, 2005) besitzt 1 kg 
Abfall einen Energiegehalt von 2,65 kWh. Der durchschnittliche Wirkungsgrad der Ver-
stromung von Abfall in deutschen Müllverbrennungsanlagen betrug in 2010 19,6 % 
(Hoffmann et al., 2010). Hieraus berechnet sich ein energetischer Ertrag des Abfalls von 
0,519 kWh/kg. Für Müllverbrennungsanlagen analysiert die Technische Universität Dres-
den CO2-Emmissionen von 0,312 kg CO2/kg Abfall (Pacher ; Weber-Blaschke ; Faulstich, 
2007). Hieraus lassen sich mittels des energetischen Ertrags CO2-Emmissionen von 601 g 
CO2/kWh ableiten. 
 
Aus den Trendfunktionen der CO2-Emissionen und der Wirkungsgrade der Kraftwerke je 
Energieträger konkludieren die Emissionswerte für die weiteren Berechnungen wie in 










Tabelle 5: CO2-Emissionen der Kraftwerke nach Energieträgern und Technologiestand 
(Quelle: eigene Berechnungen) 





















39,0 % 985 38,0 % 1.059 45,0 % 522 27,0 % 1.139 
42,0 % 885 41,0 % 984 49,0 % 472 30,0 % 1.039 
48,0 % 685 45,5 % 871 58,5 % 353 45,0 % 539 
49,5 % 635 46,8 % 840 60,0 % 335   





Der Betrieb von Kraftwerken erfordert einen Bestand an Personal, der in Abhängigkeit zur 
Kraftwerksgröße, des Energieträgers und dem Alter des Kraftwerks steht. Als Kosten pro 
Mitarbeiter kalkuliert die Literatur (u. a. Wagner et al., 2004) durchschnittlich 70.000 €, 
wobei diese Summe den Bruttolohn sowie die weiteren Kosten des Arbeitsplatzes um-
fasst. Tabelle 6 stellt den durchschnittlichen Personalbestand je Megawattstunde instal-
lierte Bruttoleistung in Kraftwerken verschiedener Energieträger6 dar. 
 
Tabelle 6: Durchschnittlicher Personalbestand je MW Kraftwerksleistung                   
(Quelle: Wagner et al. (2004)/ E.ON (2013)) 
Technologiestand Steinkohle Braunkohle Mineralöl Erdgas Kernkraft 
vor 1980 0,13 0,14 0,03 0,03 0,60 
1980 0,13 0,14 0,03 0,03 0,60 
2000 0,10 0,07 0,03 0,03 - 
2010 0,10 0,07 - 0,03 - 
 
Im Vergleich konventioneller Kraftwerke liegt in Kernkraftwerken der höchste Personal-
bestand je MW installierter Bruttoleistung vor. In den beiden Kernkraftwerken der EnBW 
Energie Baden-Württemberg AG, Neckarwestheim und Philippsburg, sind gegenwärtig 
1.720 Mitarbeiter beschäftigt. Mit Bezug auf die in beiden Kraftwerken installierte Brutto-
leistung von 2.868 MW ergibt sich ein Personalschlüssel von 0,6 Mitarbeitern je MW 
installierte Bruttoleistung (EnBW, 2013).   
 
In der Berechnung der Stromgestehungskosten werden die nominalen Personalkosten 
über den gesamten Betriebszeitraum des jeweiligen Kraftwerks betrachtet. Zur zeitlichen 
Fortschreibung der Personalkosten wird die Entwicklung der Bruttolöhne/-gehälter pro 
Mitarbeiter im Produzierenden Gewerbe der Wirtschaftsklassifikation WZ 2008 verwen-
                                                          
6 Für Müllverbrennungsanlagen liegen keine Literaturangaben zum Personalbestand vor. Die Personalkosten 
werden daher lediglich als Bestandteil der fixen Betriebskosten ausgewiesen.  




det. Hier zeigt sich eine sehr hohe durchschnittliche jährliche Veränderung der Bruttolöh-
ne in der Dekade 1971 bis 1980 mit 8,1 %, die über 4,1 % (1981 bis 1990) auf 3,6 % 
(1991 bis 2000) und in der Dekade 2001 bis 2010 auf 1,8 % sinkt (Destatis, 2013). Für 
die zukünftige Entwicklung der Bruttolöhne wird ein jährlicher Zuwachs in Höhe der anti-






Der grundlegende Unterschied zwischen fossilen Kraftwerken und Erneuerbare-Energien- 
Anlagen besteht in der Verwendung endlicher fossiler Brennstoffe im Prozess der Ener-
giegewinnung (Milles ; Horenburg, 2011). Exklusive Bioenergie greifen erneuerbare 
Energien auf unbegrenzt verfügbare Energieträger zurück; eine Zuführung von Brenn-
stoffen ist nicht notwendig.  
 
Mit Ausnahme von Braunkohle, mit einem Exportanteil von 1,9 % in 2012, ist Deutsch-
land Importeur von Brennstoffen. Das für den Betrieb von Kernkraftwerken benötigte 
Uran wurde in 2012 zu 100 % importiert, der Nettoimport von Mineralölprodukten um-
fasste 98,3 %. Mit 80,8 % (Steinkohle) bzw. 85,7% (Naturgase) bestand auch für Stein-
kohle und Naturgase in 2012 eine starke Abhängigkeit Deutschlands von ausländischen 
Importen (BMWi, 2013).  
 
Aufgrund des hohen Importanteils an Brennstoffen ist deren Beschaffung an die Preis-
entwicklung internationaler Rohstoffmärkte gekoppelt. Da Braunkohle selbst im Inland 
produziert wird, ist sie unabhängig von der Entwicklung der Weltmarktpreise. Gemäß 
VGB PowerTech (2003) betrug der Braunkohlepreis je MWh im Jahr 2003 3,76 €. Ähnli-
che Annahmen finden sich bei D. Lindenberger (Lindenberger et al., 2006) mit 2,99 
€/MWh in 2000, S. Wissel (Wissel et al., 2008) mit 3,53 €/MWh in 2005 oder U. Wagner 
(Wagner et al., 2004) mit 4,35 €/MWh in 2010. Bezogen auf das Jahr 2010, ergibt sich in 
den genannten Publikationen eine Schwankungsbreite des Braunkohlepreises von 3,64 
bis 4,35 €/MWh, wobei für die Berechnungen dieser Arbeit der Mittelwert von 4,00 
€/MWh in 2010 als Preis für inländische Braunkohle die Grundlage bildet. Analog der 
Analysen in D. Lindenberger (Lindenberger et al., 2006) und S. Wissel (Wissel et al., 
2008) wird ein konstanter Braunkohlepreis über den gesamten Prognosezeitraum antizi-
piert.   
 
Die Brennstoffpreise haben sich in den vergangenen Dekaden deutlich erhöht. Zwischen 
1970 und 2013 wies insbesondere der Erdölpreis einen deutlichen Anstieg von 2,6 auf 
53,2 €/MWh auf. Dessen durchschnittliche jährliche Wachstumsrate (CAGR) erreichte in 




dieser Periode den Wert von 7,3 %. Demgegenüber haben sich die Preise für Erdgas mit 
einem CAGR von 5,8 % schwächer entwickelt, wobei der Preisanstieg für Steinkohle mit 
2,3 % CAGR am geringsten ausfällt (Kohlenstatistik, 2015).    
 
Die Darstellung der historischen Entwicklung der Brennstoffpreise in Abbildung 15 zeigt 
mit Ausnahme des Krisenjahrs 2009 seit Ende der 1990er Jahre einen deutlichen Anstieg 
aller Brennstoffpreise. Der Erdölpreis erreichte in 2012 seinen bisherigen Höchstwert 





Für die eigene Prognose wird auf die Brennstoffpreise des Szenarios C der „Leitstudie 
2011“ (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) zurückgegriffen. Gegenüber den Szenarien A und B 
jener Publikation antizipiert Szenario C einen sehr niedrigen Anstieg der Brennstoffpreise, 
was gleichfalls mit geringen CO2-Zertifikatskosten einhergeht. Aktuelle Untersuchungen 
wie der „Netzentwicklungsplan Strom“ der vier deutschen Übertragungsnetzbetreiber 
bestätigen die Entwicklung der Brennstoffpreise des zugrunde liegenden Szenarios C und 
prognostizieren in den Annahmen zur Brennstoffpreisentwicklung bis 2023 real leicht 
sinkende sowie bis 2033 lediglich moderat ansteigende Brennstoffpreise (50Hertz et al., 
2013). Abbildung 16 stellt die in dieser Arbeit verwendete Entwicklung der Brennstoff-
preise dar.  
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Quelle: Kohlenstatistik (2015)








Basierend auf den Brennstoffpreisen in 2013, wird mittelfristig bis 2020 für Erdöl von 
einem konstanten realen Preis ausgegangen, während der Erdgaspreis leicht absinkt und 
der Steinkohlepreis ansteigt. Bis zum Ende des Prognosezeitraums in 2050 erhöht sich 
der reale Steinkohlepreis mit einem CAGR von 3,6 % deutlich stärker als der CAGR für 
Erdöl (2,3 %) oder Erdgas (2,0 %) (DLR ; IWES ; IfnE, 2012).  
 
Abbildung 17 führt die Uranpreise analog der fossilen Brennstoffe Öl, Gas und Kohle auf. 
Der Uranpreis basiert hierbei auf dem Brennwert von 115 MWh pro kg Uran (BFE, o. J.). 
Der Graph zeigt Ende der 1970er Jahre einen deutlichen Anstieg sowie den Höchststand 
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Quelle: IMF (2014), Erdmann/ Zweifel (2008)
Abbildung 16: Prognose der Brennstoffpreise 2013 bis 2050 
Abbildung 17: Uranpreise zwischen 1970 und 2013 
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Quelle: Kohlenstatistik (2015)/ DLR, IWES, IfnE (2012)




Infolge des Atomausstiegs Deutschlands bis zum Jahr 2022 (Deutscher Bundestag, 2011) 
muss die Prognose des Uranpreises lediglich diese mittlere Frist umfassen. Bis 2017 
prognostizieren RBC Capital Markets (RBCCM, 2013) einen Anstieg der Uranpreise auf 80 
US$ je Pfund, was unter der Annahme eines konstanten Wechselkurses einem Wert von 
1,15 €/MWh entspricht. Langfristig wird ein leichter Rückgang der Uranpreise auf 65 US$ 






Mit der Einführung des European Union Emission Trading System (EU ETS) fand erstmals 
in 2005 eine Bepreisung von CO2-Emissionen statt. Die Etablierung dieses Handelssys-
tems richtet sich an der Zielstellung der EU aus, bis 2020 die CO2-Emissionen innerhalb 
der EU gegenüber dem Jahr 1990 um 20 % zu reduzieren. Langfristig wird bis 2050 eine 
Reduktion um mindestens 80 % verglichen mit 1990 angestrebt. Die ersten beiden Han-
delsperioden in EU ETS von 2005 bis 2012 zeigten sich wie folgt: In Periode eins umfass-
te die kostenfreie Zuteilung von CO2-Zertifikaten an teilnehmende Unternehmen 95 %, in 
Periode zwei 90 %. Verbliebene Zertifikate wurden unter anderem an der European 
Energy Exchange (EEX) in den Handel gebracht (EC, 2013).    
 
Trotz der hauptsächlich kostenfreien Zuteilung der CO2-Zertifkate weisen die Verläufe des 
CO2-Zertifikatspreises und des Strompreises (Phelix) in Deutschland eine hohe Korrelati-
on auf. Verschiedene Untersuchungen wie C. van Plüer (van Plüer, 2012) oder Ecologic – 
Institut für Internationale und Europäische Umweltpolitik (Ecologic, 2005) konnten diesen 
Zusammenhang bereits nachweisen. Theoretisch lässt sich die Berücksichtigung kosten-
frei zugeteilter CO2-Zertifikate mittels Opportunitätskosten erklären. Ist die Produktion 
und damit die CO2-Emissionsmenge eines Unternehmens geringer als CO2-Zertifikate 
vorhanden sind, besteht die Option, jene am Markt zu veräußern. Die potentiellen Erlöse 
stellen Opportunitätskosten dar, die in der Kalkulation der Stromgestehungskosten be-
rücksichtigt werden müssen (Ecologic, 2005).  
 
In der dritten Handelsperiode von 2013 bis 2020 sind die Energieerzeuger zum Ankauf 
von CO2-Zertifikaten ausschließlich über die Auktionsplattform EU ETS verpflichtet. Für 
Energieversorger bestehen somit keine kostenfreien Zuteilungen von CO2-Zertifikaten 
mehr (EC, 2013).  
 
Bei der Ermittlung der Stromgestehungskosten im deutschen Energiemix stellen die CO2-
Kosten eine maßgebliche Kostenkomponente dar. M. Ammon (Ammon, 2014) beziffert 
für die Erhöhung der CO2-Zertifikatspreise um 1 € den Effekt im deutschen Energiemix 




für das Jahr 2013 auf 0,57 €/MWh. Zu einem vergleichbaren Ergebnis kommt J. Sijm, K. 
Neuhoff und Y. Chen (Sijm ; Neuhoff ; Chen, 2006) mit einem berechneten Anstieg des 
Strompreises von 13 bis 19 €/MWh bei einem CO2-Preis von 20 €/t in 2005.    
 
Seit Beginn des CO2-Zertifikatehandels ist der CO2-Preis nach einen Durchschnittswert 
von 22,09 €/t CO2 in 2005 zum Ende der ersten Handelsperiode in 2007 auf 0,66 €/t CO2 
gesunken. Mit Einsetzen der zweiten Handelsperiode wurden wieder CO2-Preise auf dem 
Niveau von 2006 erzielt, wobei bis 2012 ein kontinuierlicher Abwärtstrend der CO2-Preise 
zu registrieren war. Nach einem Durchschnittswert von 7,29 €/t CO2 in 2012 verringerte 
sich der CO2-Preis in 2013 nochmals auf durchschnittlich 4,10 €/t CO2 (EEX, 2014a).  
 





M. Ammon (Ammon, 2014) vergleicht verschiedene Prognosen zur Entwicklung der CO2-
Preise und deren tatsächlichen Verlauf bis einschließlich 2013. Die reale CO2-
Preisentwicklung weicht mit einem extrem niedrigen Preis deutlich von den Prognosen 
ab. Einen Anhaltspunkt zur mittelfristigen Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise liefern 
die Ausführungen in European Commission (EC, 2012). Dargelegt ist, dass die erwartete 
Preisentwicklung im EU ETS bis 2020 auf 10 €2008/t CO2 nach unten korrigiert wurde, 
wobei bisherige Szenariorechnungen noch von einem Zertifikatspreis zwischen 16,50 und 
25,00 €2008/t CO2 in 2020 ausgingen (EC, 2012).  
 
Zur Darstellung der Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise bis 2050 werden die Prognosen 
aus DLR, IWES, IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) herangezogen. Preispfad C dieser Prog-
nose beschreibt einen sehr niedrigen Preisverlauf für CO2-Emissionen. Der hierbei für 
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2020 ausgewiesene CO2-Preis liegt mit 20 €2009/t CO2 deutlich über den aktuellen Progno-
sen der Europäischen Kommission.  
 
In der Prognose dieser Arbeit finden anstelle der absoluten Prognosewerte aus DLR, 
IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) lediglich die Veränderungsraten gegenüber 
dem Bezugsjahr 2020 Verwendung. Für 2020 wird der Prognosewert der Europäischen 
Kommission von 10 €2008/t CO2 übernommen (EC, 2012). Abbildung 19 zeigt die nomina-
len Prognosewerte der CO2-Preise bis 2050. Bis zum Prognosehorizont erreichen sie einen 











In Unterscheidung zu Kraftwerken fossiler Energieträger ist die Stromerzeugung mittels 
erneuerbarer Energien durch den Technologiestatus und durch die geografischen Gege-
benheiten am jeweiligen Anlagenstandort determiniert. Lediglich Erneuerbare-Energien- 
Anlagen wie Biomasse- oder Biogasanlagen sind durch die Zufuhr von Brennstoffen re-
gelbar.  
 
Für neu installierte Onshore-Windenergieanlagen ermittelte das Fraunhofer Institut für 
Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES) (IWES, 2012b) in den Jahren 2008 bis 
2010 durchschnittliche Volllaststunden zwischen 1.552 und 1.657. Technologische Ent-
wicklungen und größere Nabenhöhen ermöglichen zukünftig eine weitere Steigerung der 
Volllaststunden für Onshore-Windenergieanlagen. Die Deutsche Energie-Agentur (dena, 
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Quelle: EEX (2014a)/ eigene Berechnung auf Basis von EC (2012)/ DLR, IWES, IfnE (2012)  




2010b) nimmt bereits in 2020 für neu installierte Onshore-Windenergieanlagen 2.200 
Volllaststunden an. Diese Arbeit greift zur langfristigen Prognose von Volllaststunden auf 
DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) zurück, die in 2020 2.100 Volllaststunden 
sowie bis zum Prognoseende in 2050 einen kontinuierlichen Anstieg auf 2.600 Volllast-
stunden antizipieren.  
 
Bezüglich der Volllaststunden von Offshore-Windenergieanlagen zeigt sich die Darstellung 
in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) für den Basiswert sehr restriktiv, wobei 
sich – ausgehend von 1.924 Volllaststunden in 2010 – dieser Wert auf 4.000 Volllast-
stunden in 2050 erhöht. Der Vergleich mit realen Werten der deutschen Offshore-
Windparks legt eine deutliche Diskrepanz offen. Entsprechend erreichte der deutsche 
Windpark „Alpha ventus“ in 2011 eine Volllaststundenanzahl von 4.450 (DOTI, 2014). 
Selbst die Erwartungen der Windparkbetreiber lagen mit 3.800 Volllaststunden deutlich 
darunter (DOTI, 2010). Die eigene Prognose übernimmt sowohl die Annahme der Deut-
schen Energie-Agentur (dena, 2010b) mit 4.200 Volllaststunden in 2020 als auch den 
Zielwert von 4.800 in 2050 des Fraunhofer Instituts für Windenergie und Energiesystem-
technik (IWES, 2013).     
 
Für die Ausnutzungsdauer von PV-Anlagen ist analog der Windenergie die geografische 
Lage innerhalb Deutschlands der maßgebende Faktor. Das Fraunhofer Institut für Solare 
Energiesysteme (ISE, 2012) gibt die mittlere Sonneneinstrahlung in Deutschland mit 
1.250 kWh/m² entsprechend einem Wert von 1.060 Volllaststunden an. Aufgrund von 
Standort- und technologischen Beschränkungen werden im Rahmen dieser Arbeit als 
realer Mittelwert 900 Volllaststunden von PV-Anlagen in Deutschland angenommen. 
Weitergehend werden für Photovoltaik technologische Fortentwicklungen antizipiert. Wird 
auf die Anzahl von durchschnittlich 900 Volllaststunden in 2015 gemäß Fraunhofer Insti-
tut für Solare Energiesysteme (ISE, 2012) die Veränderungsrate der Stromerzeugung in 
GWh pro installierter Leistung in MW von DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) 
angewendet, steigt die Anzahl der Volllaststunden in 2020 auf 959, in 2030 auf 1.030 
und schließlich in 2050 auf 1.081. N. Krzikalla, S. Achner und S. Brühl (Krzikalla ;     
Achner ; Brühl, 2013) bestätigen diese Entwicklung mit 961 in 2020 und 1.024 Volllast-
stunden in 2030.  
 
Für Wasserkraft ist ein nahezu konstanter Verlauf der Volllaststunden zu erwarten. Aus-
gehend von 2010 mit 4.693 Volllaststunden wird ein minimaler Anstieg der jährlichen 
Ausnutzungsdauer auf 4.815 Volllaststunden in 2050 prognostiziert. DLR, IWES und IfnE 
(DLR ; IWES ; IfnE, 2012) gehen für Biomasse von 5.254 Volllaststunden in 2010 aus 
und beschreiben deren Verlauf analog ansteigend auf 5.712 (2050). Geothermie-Anlagen 
besitzen im deutschen Energiemix aufgrund der nur wenigen Installationen gegenwärtig 




keine Bedeutung, allerdings wird mit zunehmendem Ausbau von Geothermie-Anlagen 
eine jährliche Nutzungsdauer von 6.400 Volllaststunden antizipiert (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012). 
 
Abbildung 20 stellt die Entwicklung der Volllaststunden für neu installierte Erneuerbare-








In Unterscheidung zu Wirtschaftlichkeitsberechnungen anhand von Einspeisevergütun-
gen, die sich auf die Laufzeit der Vergütung beziehen, basiert die Berechnung der Strom-
gestehungskosten auf der technischen Nutzungsdauer der Erneuerbare-Energien-
Anlagen. Durch technischen Fortschritt wird im Bereich der erneuerbaren Energien eine 
weitere Erhöhung der Nutzungsdauer antizipiert, was einen deutlichen Effekt auf die 
Stromgestehungskosten zukünftig installierter Anlagen ausüben wird.  
 
Aktuell beträgt die angenommene Nutzungsdauer für Onshore 20 und 25 Jahre für Offs-
hore-Windenergieanlagen (Krohn ; Morthorst ; Awerbuch, 2009). Mittelfristig wird für 
Onshore- und Offshore-Anlagen eine Angleichung der Nutzungsdauer auf 25 Jahre prog-
nostiziert (Ecofys et al., 2011). Während das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) ge-
genwärtig die Einspeisevergütung für PV-Anlagen auf 20 Jahre begrenzt, erreicht die 
technische Nutzungsdauer dieser Anlagen gegenwärtig bereits 25 Jahre. Durch technolo-
gischen Fortschritt ist bis 2050 von einer weiteren Erhöhung der Nutzungsdauer auf 40 
Jahre auszugehen (IEA, 2011). Wasserkraft-Anlagen besitzen unter den erneuerbaren 
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Energien aktuell die längste Nutzungsdauer von durchschnittlich 50 Jahren. Sowohl Bio-
masse als auch Geothermie weisen eine Nutzungsdauer von 30 Jahren auf (Ecofys et al., 
2011). Für die Energieträger Wasser, Biomasse und Geothermie wird perspektivisch bis 
2050 von einer konstanten Nutzungsdauer ausgegangen (ECF, 2011). Tabelle 7 fasst die 
in dieser Arbeit angenommene Entwicklung der Nutzungsdauer der verschiedenen erneu-
erbaren Energieträger von 2010 bis 2050 zusammen.  
 
Tabelle 7: Nutzungsdauer Erneuerbare-Energien-Anlagen (Quelle: Ecofys et al. (2011)/ 




Photovoltaik Wasser Biomasse Geothermie 
onshore offshore 
2010 20 a 25 a 25 a 50 a 30 a 30 a 
2030 25 a 25 a 30 a 50 a 30 a 30 a 






4.3.3.1 Zentrale Annahmen 
 
 
Kapitel 4.2 stellte den Ansatz der LCOE zur Bestimmung der Stromgestehungskosten vor. 
Nachfolgend werden die praktischen Anwendungen der LCOE-Berechnung dargelegt 
sowie deren Ergebnisse für die einzelnen Energieträger im deutschen Energiemix abge-
bildet und verglichen.  
 
Während die allgemeine LCOE-Formel die betrachteten Kosten lediglich in Investitions- 
und jährliche Kosten differenziert, ist für die Berechnung der Stromgestehungskosten ein 
detaillierteres Vorgehen notwendig. Zunächst ist zwischen variablen und fixen Kostenbe-
standteilen zu unterscheiden. Unter fixen Kosten werden alle Kosten, die unabhängig von 
der Stromproduktion anfallen, das heißt, Kapitalkosten der Investition, fixe Betriebskos-
ten, Personalkosten sowie die Demontagekosten am Ende der Nutzungsdauer, subsu-
miert. Obwohl Personal überwiegend im Anlagenbetrieb eingesetzt wird und damit in 
Abhängigkeit des aktiven Kraftwerksbetriebs steht, geht diese Arbeit analog der Darstel-
lung in C.T. Horngren, G. Foster und S. Datar (Horngren ; Foster ; Datar, 2001) davon 
aus, dass Arbeitsverträge nicht flexibel kündbar sind, und stuft Personalkosten somit als 
Fixkosten ein.  
  




4.3.3.1.1 Fixe Betriebskosten  
 
 
Für den gesamten Kraftwerkspark an fossilen und erneuerbaren Energieträgern gelten 
einheitlich ein Fremdkapitalanteil von 80 % und ein Fremdkapitalzinssatz in Höhe von     
6 %. Die Tilgungsdauer für fossile Kraftwerke beträgt 20 Jahre. Aufgrund geringerer 
Nutzungsdauern werden zehn Jahre als Tilgungsperiode der Fremdkapitalfinanzierung für 
erneuerbare Energien festgelegt. Zinszahlung und Kredittilgung bilden eine Annuität, die 
Zahlung erfolgt also in gleich bleibenden Raten über die gesamte Tilgungsperiode.  
 
J. Wöltje (Wöltje, 2013) stellt folgende Formel zur Berechnung eines Annuitätendarlehens 
auf:  
 
Formel 27: Berechnung eines Annuitätendarlehens 
 = (%| × (1 + EGF)
} × EGF(1 + EGF)} − 1  
A = Annuität; d = Tilgungsdauer; Kt0 = Kreditbetrag in Periode 0; zFK = Fremdkapitalzinssatz  
 
Für die Berechnung der Stromgestehungskosten sind anstelle der Annuitäten die jähr-
lichen Zinszahlungen innerhalb der Annuität in den fixen Betriebskosten relevant. Der 
Kreditbetrag Kt0 ist hierbei über den Fremdkapitalanteil an der Investitionssumme It0 
abgebildet. In Formel 28 beschreibt CZ demnach die Summe aller Zinszahlungen inner-
halb der Tilgungsdauer, die sich aus der Differenz des Kreditbetrags einer Periode und 
der Tilgungszahlung der Vorperiode – multipliziert mit dem Fremdkapitalzins – ergibt.   
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Wie in Unterkapitel 4.3.2.2.5 dargestellt, werden die Kosten pro Mitarbeiter (CMA) einheit-
lich für alle Kraftwerke mit 70.000 € im Jahr 2010 angegeben (Wagner et al., 2004). Die 
Mitarbeiterkosten entwickeln sich hierbei mit der Wachstumsrate der Personalkosten wP. 
Formel 29 zeigt, dass zur Ermittlung der Personalkosten CP, infolge der einheitlich ange-
nommenen Kosten pro Mitarbeiter, der Personalbestand (BP), der sich auf Mitarbeiter pro 
MW installierte Bruttoleistung bezieht, maßgeblich ist. 
 








 ×  × (1 + D)%7] 
BP = Personalbestand; CMA = Kosten pro Mitarbeiter; CP = Personalkosten; i = Laufindex; tn = Periode n;  
zP = Wachstumsrate der Personalkosten 
 
 
Sonstige fixe Kosten des Kraftwerksbetriebs sind beispielsweise Versicherungen. Die 
Literatur gibt sonstige fixe Betriebskosten zumeist als Prozentsatz in Abhängigkeit der 
Investitionssumme an (Wagner et al., 2004). Wie Formel 30 darstellt, erhöhen sich fixe 
Betriebskosten im Rahmen der Nutzungsdauer (n) des Kraftwerks annahmegemäß mit 
der Inflationsrate zi.  
 




6%7 × ,-./ × (1 + E)%7] 
Cfix = fixe Betriebskosten; fC_fix = Faktor fixe Betriebskosten; i = Laufindex; Ito = Investitionskosten in Periode 
0; zi= Inflationsrate; tn = Periode n 
 
 
Die Demontage eines Kraftwerks markiert das Ende dessen Nutzungsdauer, wobei analog 
der Darstellung von U. Wagner (Wagner et al., 2004) von einheitlichen Demontagekos-
ten, mit Ausnahme von Kernkraft und Offshore-Windenergie, im Jahr 2010 von 38.000 €/ 
MW installierte Bruttoleistung auszugehen ist. Bei Offshore-Windenergie werden 135.000 
€/MW, bei Kernkraftwerken 790.000 € Rückbaukosten je MW installierte Bruttoleistung 
angesetzt. Unabhängig von der Höhe der Demontagekosten wird die Annahme getroffen, 
dass diese mit einem gleich bleibenden Betrag über die gesamte Nutzungsperiode ange-
spart werden. Die Verzinsung erfolgt mit dem Eigenkapitalzinssatz von 9 % (Wagner et 
al., 2004). Formel 31 stellt die Berechnung der jährlich zu bildenden Rücklagen für die 
Kraftwerksdemontage dar.    
 
Formel 31: Jährliche Rücklage der Rückbaukosten 
=> = ∑ (1 + EF)%7%CL%7  








4.3.3.1.2 Variable Kosten 
 
 
Während fixe Kosten unabhängig vom Kraftwerksbetrieb entstehen, sind variable Kosten 
direkt auf diesen zurückzuführen. Als variable Kosten werden Brennstoff-, CO2- sowie 
sonstige Kosten verstanden.  
 
Die Höhe der Brennstoffkosten ist an den jeweiligen Marktwert des Brennstoffs und den 
Wirkungsgrad des Verstromungsprozesses gekoppelt. Entsprechend benötigen ältere 
Kraftwerke mit niedrigerem Wirkungsgrad eine größere Brennstoffmenge im Vergleich zu 
moderneren Kraftwerken mit höheren Wirkungsgraden. Die Höhe der Brennstoffkosten 
des Kraftwerksbetriebs setzt sich gemäß Formel 32 aus der Bruttostrommenge, als Pro-
dukt aus installierter Bruttoleistung und Volllaststunden, in Relation zum Bruttowirkungs-
grad multipliziert mit den jeweiligen Brennstoffpreisen zusammen.  
 
Formel 32: Brennstoffkosten 




Cap = Installierte Kraftwerksleistung; CBr = Brennstoffkosten; Fhtn = Volllaststunden in Periode n; i = Lauf-
index; PBr_t0 = Brennstoffpreis in Periode 0; ref = Bruttowirkungsgrad des Kraftwerksbetriebs; tn = Periode n 
 
 
Der Umfang der CO2-Kosten verhält sich analog zu den Brennstoffpreisen, da er vom 
Brennstoffeinsatz, von den spezifischen CO2-Emissionen des Brennstoffs und vom CO2-
Preis abhängt. Vergleichbar mit Formel 32 wird in Formel 33 über die installierte Leis-
tung, die Volllaststunden eines Jahres und den Bruttowirkungsgrad der Brennstoffbedarf 
ermittelt. Das Produkt aus Brennstoffbedarf, Emissionsfaktor und CO2-Zertifikatspreis 
bildet im Ergebnis die CO2-Kosten.  
 
Formel 33: Kosten für CO2-Emissionen 




Cap = Installierte Kraftwerksleistung; CCO2 = Kosten für CO2-Emissionen; fCO2 = CO2-Emissionsfaktor; 
Fhtn = Volllaststunden in Periode n; i = Laufindex; PCO2_tn = Preis für CO2-Zertifikate in Periode n; ref = Brutto-
wirkungsgrad des Kraftwerksbetriebs; tn = Periode n 
 
Als sonstige variable Kosten sind diejenigen Kosten zu verstehen, die im Zusammenhang 
mit dem Kraftwerksbetrieb auftreten. Hier lassen sich unter anderem Wartungsarbeiten 
anführen. In Übereinstimmung zu weiteren Kostenarten verteuern sich die sonstigen 




variablen Kosten in Höhe der Inflationsrate. Formel 34 zeigt die Berechnung sonstiger 
variabler Kosten.  
 
Formel 34: Variable Kosten 
 = K[ ! × *ℎ%7 × ,01
%C
L%7
× (1 + E)%7] 
Cap = installierte Kraftwerksleistung; Cvar_s = sonstige variable Betriebskosten; fC_var = Faktor variable Betriebs-
kosten; Fhtn = Volllaststunden in Periode n; i = Laufindex; tn = Periode n; zi = Inflationsrate 
 
Aus den einzelnen Kostenarten lässt sich mit Formel 35 eine Gesamtsicht der variablen 
Kosten ableiten, die zentral die Abhängigkeit variabler Kosten von der Stromproduktion 
aufzeigt.   
 
Formel 35: Gesamtsicht der variablen Kosten 
 = K{( ! × *ℎ%7) × [(;	Q + , × ;	Q) × (?@)z + ,01
%C
L%7
× (1 + E)%7]} 
 
Cap = installierte Kraftwerksleistung; Cvar = variable Betriebskosten; fCO2 = CO2-Emissionsfaktor; fC_var = Faktor 
variable Betriebskosten; Fht0 = Volllaststunden in Periode 0; i = Laufindex; PBr_t0 = Brennstoffpreis in Periode 0; 
PCO2_t0 = Preis für CO2-Zertifikate in Periode 0; ref = Bruttowirkungsgrad des Kraftwerksbetriebs; t0 = Periode 0; 
zi = Inflationsrate 
 
 






Zur Berechnung der Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke gilt es, für jeden Ener-
gieträger und Technologiestand alle relevanten Kosten sowie die Stromproduktion zu 
bestimmen. Kalkulationsbasis von Steinkohlekraftwerken sind die in Tabelle 8 abgebilde-
ten Parameter.   
 
  




Tabelle 8: Kennziffern von Steinkohlekraftwerken (Quelle: Wagner et al. (2004)/ FFE    
(o. J.)/ Bundesnetzagentur (2013a)/ UBA (2013)/ E.ON (2013)) 
Kennziffer Einheit Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 
Investitions-
kosten   €/MW 349.487 € 562.844 € 925.000 € 1.068.375 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapital-
zins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 20 20 20 
Betriebskosten 
fix % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 
variabel €/MWh 0,20 € 0,55 € 1,10 € 1,10 € 
Personalkosten   Mitarbeiter/ MW 0,125 0,125 0,100 0,100 
Wirkungsgrad brutto % 39,00 % 42,00 % 45,00 % 48,00 % 
Abrisskosten   €/MW 11.290 € 18.659 € 32.467 € 38.000 € 
CO2-Emissions-
faktor   g CO2/kWh 1.100 1.022 954 894 
Nutzungsdauer   Jahre 50 50 40 40 
Eigenstrom-
bedarf   % 8,40 % 7,70 % 6,50 % 6,00 % 
 
 
Die LCOE-Berechnung ergibt für die ältesten Steinkohlekraftwerke mit Technologiestand 
„vor 1980“ Stromgestehungskosten von 29,3 €/MWh. Für die neuesten Kraftwerke mit 
Technologiestand „2010“ steigen die Stromgestehungskosten deutlich an und betragen 
89,4 €/MWh. In Abbildung 21 sind die Stromgestehungskosten, unterteilt nach den 





Die Gegenüberstellung der Stromgestehungskosten nach Technologiestand zeigt, dass 






















vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten
Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoffkosten
CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 21: Absolute Stromgestehungskosten von Steinkohlekraftwerken 




auf die Zunahme der CO2-Kosten zurückzuführen ist. Ein genaueres Abbild der veränder-
ten Anteile der einzelnen Kostenarten an den Stromgestehungskosten von Steinkohle-
kraftwerken liefert Abbildung 22. Zwei deutliche Verschiebungen zwischen den relativen 
Anteilen der einzelnen Kostenarten sind beim Vergleich der Technologiestände offensicht-
lich. Während der bestimmende Anteil an Brennstoffkosten von 58 % (Technologiestand 
„vor 1980“) auf 40 % (Technologiestand „2010“) absinkt, erreichen CO2-Kosten einen 
wachsenden Anteil an den Stromgestehungskosten von Steinkohlekraftwerken von 18 % 




Die Darstellung der Kosten eines Steinkohlekraftwerks im Zeitverlauf über die gesamte 
Nutzungsdauer offenbart den Einfluss einzelner Kostenarten bzw. illustriert den Unter-
schied zwischen den Technologieständen. Die Inbetriebnahme eines Steinkohlekraftwerks 
im Jahr 1970 (Technologiestand „vor 1980“) bedeutet, dass die Tilgung des aufgenom-
menen Fremdkapitals und die damit verbundene Zinszahlung als Annuität über die Til-
gungsperiode von 20 Jahren bis 1990 umzusetzen ist. Im Anschluss an diese Tilgung 
entstehen annahmegemäß im Kraftwerksbetrieb keine weiteren Kapitalkosten.  
 
In Abbildung 23 ist deutlich die Dominanz der Brennstoffkosten, die zum Teil bis zu zwei 
Drittel der Kosten der Stromerzeugung eines Jahres umfassen, zu erkennen. Infolge 
hoher Brennstoffpreise zwischen 1981 und 1985 erreichen die Kostenanteile in diesen 
Jahren einen Höchststand, der erst wieder ab 2007 erreicht bzw. überschritten wird. Als 
neue Kostenart kommt ab 2005 die Einführung der CO2-Zertifikate hinzu. Aufgrund der 














vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten
Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoffkosten
CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 22: Relative Verteilung der Kostenarten der Stromgestehungskosten von 
Steinkohlekraftwerken 




hohen CO2-Zertifikatepreise von 22,09 €/t CO2 liegen die CO2-Kosten in 2005 über den 
Brennstoffkosten dieses Jahres.   
 
In Abbildung 23 ist der Verlauf der jährlichen Kosten eines Steinkohlekraftwerks mit 





Während die Berechnung der Stromgestehungskosten eines Steinkohlekraftwerks mit 
Inbetriebnahmejahr 1970 nahezu komplett auf den vorliegenden Daten der vergangenen 
Jahre beruht, sind für die Kalkulation modernerer Steinkohlekraftwerke Prognosen hin-
sichtlich der einzelnen Kostenarten zu treffen. Wie in Kapitel 4.3.2.2.6 dargestellt, wer-
den in Zukunft ein weiterer Anstieg der Steinkohlepreise wie auch der CO2-
Zertifikatspreise erwartet. Die für diese Arbeit verwendete Prognose für Steinkohle weist 
in 2049 einen Preis von 37,9 €/MWh aus, was nahezu einer Vervierfachung des Preises in 
2013 gleichkommt.  
 
Abbildung 24 zeigt die jährlichen Kosten für ein Steinkohlekraftwerk mit Technologie-
stand „2010“. In der Grafik wird ersichtlich, dass die Brennstoffkosten in der Jahresper-









1970 1980 1990 2000 2010 2019
Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoff CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 23: Jährliche Kosten eines Steinkohlekraftwerks im Technologiestand „vor 
1980“ 










In Unterscheidung zu Steinkohle wird der Brennstoffbedarf von Braunkohlekraftwerken 
mit inländischer Produktion gedeckt, weshalb die Preisentwicklung von Braunkohle sehr 
stabil verläuft und nicht dem internationalen Brennstoffmarkt unterworfen ist. Aufgrund 
der höchsten Emissionsfaktoren von Braunkohle innerhalb fossiler Kraftwerke besitzt 
hingegen die Preisentwicklung der CO2-Zertifikate für die Höhe der Stromgestehungskos-
ten bei Braunkohlekraftwerken die größte Relevanz. Die spezifischen Kennziffern zur 
Berechnung der Stromgestehungskosten von Braunkohlekraftwerken sind in Tabelle 9 
zusammengefasst.  
 
Tabelle 9: Kennziffern von Braunkohlekraftwerken (Quelle: Wagner et al. (2004)/ FFE 
(o. J.)/ Bundesnetzagentur (2013a)/ UBA (2013)) 
Kennziffer Einheit Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 
Investitionskosten  €/MW 423.163 € 681.497 € 1.100.000 € 1.155.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapital-
zins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 20 20 20 
Betriebskosten 
fix % 1,35 % 1,35 % 1,35 % 1,35 % 
variabel €/MWh 0,31 € 0,50 € 1,00 € 1,10 € 
Personalkosten  
Mitarbeiter/ 
MW 0,14 0,14 0,07 0,07 
Wirkungsgrad brutto % 38,00 % 41,00 % 43,00 % 45,50 % 
Abrisskosten  €/MW 11.290 € 18.659 € 32.467 € 38.000 € 
CO2-Emissions-
faktor  g CO2/kWh 1.059 984 922 871 
Nutzungsdauer  Jahre 50 50 40 40 












2010 2020 2030 2040 2049
Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoff CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 24: Jährliche Kosten eines Steinkohlekraftwerks im Technologiestand „2010“ 




Die LCOE-Berechnung ergibt für die ältesten Braunkohlekraftwerke mit Technologiestand 
„vor 1980“ Stromgestehungskosten von 17,9 €/MWh. Für die neuesten Kraftwerke mit 
Technologiestand „2010“ steigen die Stromgestehungskosten deutlich auf 59,0 €/MWh 
an. Die Anteile der einzelnen Kostenarten zeigen, dass bei älteren Kraftwerken der Tech-
nologiestände „vor 1980“ und „1980“ die CO2-Kosten die Höhe der Stromgestehungskos-
ten nur marginal beeinflussen. Für Braunkohlekraftwerke der Technologiestände „2000“ 
und „2010“ entwickeln sich die CO2-Kosten zur dominanten Kostenart, so dass sie bei 
Braunkohlekraftwerken mit Inbetriebnahme in 2010 über ein Drittel der Kosten umfas-
sen. Die hohe Bedeutung der CO2-Kosten für die Rentabilität von Braunkohlekraftwerken 
belegt unter anderem C. Gerbaulet (Gerbaulet et al., 2012). 
 
Abbildung 25 stellt die Stromgestehungskosten für die vier betrachteten Technologie-









Im Vergleich der fossilen Kraftwerke besitzt Erdgas die geringsten Emissionsfaktoren, die 
für moderne Kraftwerke etwa die Hälfte gegenüber Kohlekraftwerken betragen. Der 
Überblick der technischen und betriebswirtschaftlichen Parameter in Tabelle 10 zeigt 
zudem, dass der Wirkungsgrad von Erdgaskraftwerken deutlich über dem anderer fossiler 




















vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten
Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoffkosten
CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 25: Stromgestehungskosten von Braunkohlekraftwerken 




Tabelle 10: Kennziffern von Erdgaskraftwerken (Quelle: Wagner et al. (2004)/ FFE        
(o. J.)/ Bundesnetzagentur (2013a)/ UBA (2013)) 
Kennziffer Einheit Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 
Investitions-
kosten   €/MW 206.336 € 332.301 € 475.000 € 558.600 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapital-
zins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 20 20 20 
Betriebskosten 
fix % 1,75 % 1,75 % 1,75 % 1,75 % 
variabel €/MWh 1,20 € 1,20 € 1,20 € 1,20 € 
Personalkosten   Mitarbeiter/ MW 0,031 0,031 0,031 0,031 
Wirkungsgrad brutto % 45,00 % 49,00 % 57,00 % 58,50 % 
Abrisskosten   €/MW 11.290 € 18.659 € 32.467 € 38.000 € 
CO2-Emissions-
faktor   g CO2/ kWh 610 560 481 469 
Nutzungsdauer   Jahre 50 50 40 40 
Eigenstrom-
bedarf   % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 
 
Wenngleich Erdgaskraftwerke die höchsten Wirkungsgrade bei gleichzeitig niedrigsten 
CO2-Emissionswerten aufweisen, fallen die Stromgestehungskosten für die Technologie-
stände „vor 1980“ und „1980“ verglichen mit Kohlekraftwerken hoch aus. Ursächlich 
hierfür sind die geringen Volllaststunden der Erdgaskraftwerke, die bis zum Jahr 2000 ca. 
2.000 Stunden betragen, wohingegen Steinkohlekraftwerke mit 4.400 Volllaststunden 
eine mehr als doppelt so hohe Nutzungsdauer pro Jahr aufweisen. Nach dem Jahr 2000 
gleichen sich die Volllaststunden zwischen Erdgas- und Steinkohlekraftwerken annahme-
gemäß an. Abbildung 26 illustriert die Stromgestehungskosten für Erdgaskraftwerke der 
























vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten
Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoffkosten
CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 26: Stromgestehungskosten von Erdgaskraftwerken 




Die detaillierte Betrachtung der Stromgestehungskosten von Erdgaskraftwerken legt 
offen, dass die Brennstoffkosten den größten Kostenblock unabhängig vom Technologie-
stand darstellen. Im Unterschied zu Stein- und Braunkohlekraftwerken verändern sich die 
Verhältnisse der einzelnen Kostenarten bei Erdgaskraftwerken nahezu nicht, so dass die 
Brennstoffkosten sowohl im Technologiestand „vor 1980“ als auch in „2010“ 64 % bzw. 
63 % umfassen. Als einzige Kostenart nehmen die CO2-Kosten sukzessive zu und errei-
chen bei den modernsten Erdgaskraftwerken im Technologiestand „2010“ einen Anteil an 






Während ältere Mineralölkraftwerke lediglich niedrige Wirkungsgrade von 27 bzw. 30 % 
besitzen, weisen die modernesten Kraftwerke im Technologiestand „2010“ einen Wir-
kungsgrad von 48 % auf. Dieser Effizienzgewinn zeigt sich auch in der Höhe des Emissi-
onsfaktors, der im Technologiestand „vor 1980“ mit 1.139 g CO2/kWh mehr als doppelt 
so hoch – verglichen mit dem Technologiestand „2010“ mit 505 g CO2/kWh – ausfällt. 
Tabelle 11 liefert einen Überblick der wichtigsten Kennziffern zur Berechnung der Strom-
gestehungskosten von Mineralölkraftwerken.  
 
Tabelle 11: Kennziffern von Mineralölkraftwerken (Quelle: Wagner et al. (2004)/ FFE    
(o. J.)/ Bundesnetzagentur (2013a)/ UBA (2013)) 
Kennziffer Einheit 
Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 
Investitionskos-
ten   €/MW 206.336 € 332.301 € 475.000 € 558.600 € 
Kapitalkosten 
Fremd-
kapitalzins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungs-
dauer Jahre 20 20 20 20 
Betriebskosten 
fix % 0,75 % 0,75 % 0,75 % 0,75 % 
variabel €/MWh 1,20 1,20 1,20 1,20 
Personalkosten   Mitarbeiter/ MW 0,025 0,025 0,025 0,025 
Wirkungsgrad brutto % 27,00 % 30,00 % 45,00 % 48,00 % 
Abrisskosten   €/MW 11.290 € 18.659 € 32.467 € 38.000 € 
CO2-Emissions-
faktor   g CO2/kWh 1.139 1.039 539 505 
Nutzungsdauer   Jahre 50 40 40 40 
Eigenstrombedarf   % 4,80 % 4,80 % 4,80 % 4,80 % 
 
 
Auf Basis der abgebildeten Kennziffern von Mineralölkraftwerken in einzelnen Technolo-
gieständen ergeben sich deren Stromgestehungskosten, die zwischen 80,0 und 172,4 
€/MWh betragen. Damit besitzen Mineralölkraftwerke die höchsten Brennstoffkosten im 
Vergleich der fossilen Kraftwerke. Ein Grund dafür ist die geringe jährliche Nutzung von 




Mineralölkraftwerken, die in 2005 mit 2.200 Volllaststunden ihren Höchststand erreichte. 
Die Periode vor 2005 war gekennzeichnet durch jährliche Volllaststunden von 1.000, ein 
Wert, der auch für die eigene Prognose bis 2050 angenommen wird. Die auf dieser Basis 





Noch stärker als für den Energieträger Erdgas dominieren die Brennstoffkosten bei Mine-
ralölkraftwerken die Stromgestehungskosten mit einem Anteil von 75 % im Technologie-
stand „vor 1980“.  
 
 
4.3.4.5 Kernkraftwerke  
 
 
In Unterscheidung zu fossilen Kraftwerken besitzen Kernkraftwerke aufgrund der Ver-
wendung radioaktiver Materialien Spezifika hinsichtlich Abrisskosten, Endlagerungskosten 
atomarer Reststoffe, CO2-freier Stromerzeugung sowie der Nutzungsdauer (Ammon, 
2013). Letztere wurde im Zuge der Atomkatastrophe von Fukushima staatlich be-
schränkt, so dass bis zum Jahr 2022 für alle noch aktiven deutschen Kernkraftwerke die 
Berechtigung zum Leistungsbetrieb erlischt (BMU, 2011a). Die technische Nutzungsdauer 
von Kernkraftwerken liegt mit 40 (Lindenberger et al., 2005) bis 60 Jahren (Wissel et al., 
2008) deutlich über dieser staatlichen Beschränkung.  
 
Die Stromproduktion in Kernkraftwerken ist CO2-frei und damit erneuerbaren Energien 
vergleichbar, so dass CO2-Zertifikate als Kostenart keine Berücksichtigung finden (KKW 





















vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten
Betriebskosten (inkl. Personal- und Abrisskosten) Brennstoffkosten
CO2-Kosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 27: Stromgestehungskosten von Mineralölkraftwerken 




heitlichen Ansatz die CO2-Emissionen der Stromerzeugung unterschiedlicher Energieträ-
ger. Diese Untersuchung zeigt deutlich, dass sich Kernkraft in Bezug auf die spezifischen 
CO2-Emissionen7 auf einem Niveau mit Wasserkraft, Windenergie und Solarthermie be-
wegt.  
 
Rückbau und Entsorgung von Kernkraftwerken werden von zahlreichen Faktoren deter-
miniert und können je nach angewendeter Methodik zwischen einem und mehreren Jahr-
zehnten in Anspruch nehmen. Die Methode „Rückbau nach sicherem Einschluss“ bezieht 
sich auf einen Kraftwerksrückbau, der erst nach einer Einschlussphase von ca. 30 Jahren 
begonnen wird. Die als „Direkter Rückbau“ bezeichnete Vorgehensweise sieht in unmit-
telbarem Anschluss an das Ende des Leistungsbetriebs den Beginn der Rückbauarbeiten 
vor. Im Kernkraftwerk Stade wurde beispielsweise Ende 2003 der Leistungsbetrieb einge-
stellt und mit Ablauf des Jahrs 2015 ist der Abschluss des gesamten Kraftwerksrückbaus 
bereits angekündigt (E.ON, 2008). Die Kosten dieses Rückbaus beziffert E.ON auf 500 
Mio. € (Ueckert, 2011).  
 
RWE AG (RWE, 2014a) weist als Rückbaukosten für Kernkraftwerke eine Spanne zwi-
schen 500 Mio. und 1 Mrd. € aus. Für die fünf Reaktoren des einzigen ostdeutschen 
Kernkraftwerks in Greifswald entstehen nach heutiger Schätzung Rückbaukosten in Höhe 
von 3,2 Mrd. € (Lachmann, 2009). Eine umfangreiche Literaturrecherche zu Kostenschät-
zungen des Rückbaus erarbeitete B. Meyer (Meyer, 2012) und weist als Ergebnis eine 
Kostenspanne von 0,8 bis 1,2 Mrd. € je Kernkraftwerk aus. Übertragen auf die 19 noch 
rückzubauenden deutschen Kernkraftwerke, ergeben sich Kosten zwischen 15,2 und 22,8 
Mrd. € (Meyer, 2012). S. Thierfeldt und F. Schartmann (Thierfeldt ; Schartmann, 2009) 
kommen zu einem ähnlichen Ergebnis, wobei die Rückbaukosten gesamt mit 15 bis 20 
Mrd. € beziffert werden. Dem folgend verwendet diese Arbeit zur Berechnung der Strom-
gestehungskosten von Kernkraftwerken Rückbaukosten pro Kernkraftwerk in Höhe von 1 
Mrd. € (Ammon, 2013). Bezogen auf die durchschnittliche Leistung eines Kernkraftwerks 
in Deutschland von 1.266 MW (brutto) (BMWi, 2013), bedeutet das Rückbaukosten in 
Höhe von 790.000 € je MW installierter Bruttoleistung.  
 
Neben Rückbaukosten stellen die Kosten der Endlagerung des radioaktiven Abfalls eine 
weitere Besonderheit der Kostenbetrachtung von Kernkraftwerken dar. S. Thierfeldt und 
F. Schartmann (Thierfeldt ; Schartmann, 2009) zeigen, dass die Rückstellungen der 
Kraftwerksbetreiber für die Endlagerung in gleicher Höhe zu den Rückbaukosten der 
Kernkraftwerke anzusetzen sind. Unter Berücksichtigung der bereits rückgebauten Kern-
                                                          
7 Spezifische CO2-Emissionen beschreiben die Gesamtheit aller CO2-Emissionen, die im Lebenszyklus eines 
Kraftwerkes von der Brennstoffgewinnung über den Betrieb bis zum Abriss anfallen (Wagner et al., 2007).  




kraftwerke entspricht dies geschätzten Kosten von 20 Mrd. € (Ammon, 2013). Die Analy-
se in B. Meyer (Meyer, 2012) weist eine Spannweite zwischen 15 und 29 Mrd. € aus. 
 
Die Endlagerungskosten des radioaktiven Abfalls werden als variable Kosten betrachtet, 
die analog zur Stromproduktion des Kernkraftwerks entstehen. Bis Ende 2013 produzier-
ten die deutschen Kernkraftwerke eine Strommenge von 4.697 TWh (IAEA, 2014).  
 
Laut Angaben des Bundesamts für Strahlenschutz (BfS) summierte sich die Reststrom-
menge der deutschen Kernkraftwerke Ende 2012 auf 785 TWh (BfS, 2013). Abzüglich der 
Stromproduktion von 97 TWh im Jahr 2013 (DAtF, 2014), ergibt sich entsprechend eine 
Reststrommenge von 688 TWh. Mit Abschaltung des letzten Kernkraftwerks in 2022 
wächst die kumulierte Stromerzeugung auf 5.385 TWh. Werden die antizipierten Endla-
gerungskosten von 20 Mrd. € gleichmäßig auf die Stromproduktion von 5.385 TWh ver-
teilt, verursacht jede kWh Strom aus Kernenergie Endlagerungskosten in Höhe von 0,37 
€Cent/kWh (Ammon, 2013).  
 
Tabelle 12 stellt in Analogie zu fossilen Energieträgern die spezifischen Parameter der 
Kernkraftwerke zur Berechnung deren Stromgestehungskosten dar.  
 
Tabelle 12: Kennziffern von Kernkraftwerken (Quelle: Konstantin (2009)/ FFE (o. J.)/ 
Bundesnetzagentur (2013a)/ UBA (2013)) 
Kennziffer Einheit 
Technologiestand 
vor 1980 1980 
Investitionskosten   €/ MW 754.250 € 1.250.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapitalzins % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 20 
Betriebskosten 
fix €/ MW 42.238 € 70.000 € 
variabel €/ MWh 1,21 € 2,00 € 
Personalkosten   Mitarbeiter/ MW in Betriebskosten enthalten 
Wirkungsgrad brutto % 36,00 % 36,00 % 
Abrisskosten   €/ MW 790.000 € 790.000 € 
Endlagerungskosten   €Cent/kWh 0,37 €Cent/kWh 0,37 €Cent/kWh 
Nutzungsdauer   Jahre 32 33 
Eigenstrombedarf   % 4,90 % 4,90 % 
 
Fußend auf den Kennziffern, ergeben sich für die deutschen Kernkraftwerke Stromgeste-
hungskosten von 30,5 €/MWh im Technologiestand „vor 1980“ sowie 41,3 €/MWh im 
Technologiestand „1980“. Den jeweils größten Anteil an den Stromgestehungskosten 
verursachen mit 40 % die Betriebskosten. In Relation zu anderen fossilen Brennstoffen 
ist Uran sehr kostengünstig, so dass die Brennstoffkosten lediglich zwischen 2 und 4 % 
der Stromgestehungskosten umfassen. Die kalkulierten Rückbaukosten von 1 Mrd. € pro 
Kraftwerk erreichen einen Wert zwischen 3 und 4 % der Stromgestehungskosten und 
fallen somit höher als die Brennstoffkosten aus.  




In Abbildung 28 sind die Stromgestehungskosten von Kernkraftwerken als Summe der 




P. Konstantin (Konstantin, 2009) weist als spezifische Stromgestehungskosten, zu ver-
stehen als reine Betriebskosten ohne Kapitaldienste, eines im Jahr 1980 in Betrieb ge-
nommenen Kernkraftwerks 19,38 €/MWh aus. Der Vergleichswert dieser Arbeit für ein 
Kernkraftwerk im Technologiestand „1980“ beträgt 22,57 €/MWh, wobei es in den An-
nahmen der Berechnung unter anderem Unterschiede hinsichtlich Endlagerungs- und 
Personalkosten gibt.  
 
  
4.3.4.6 Sonstige fossile Energieträger 
 
 
Unter sonstigen fossilen Energieträgern werden in dieser Arbeit Müllverbrennungsanlagen 
(MVA) verstanden und nachfolgend deren Kennziffern zur Berechnung der Stromgeste-
hungskosten abgebildet.  
 
In Bezug auf die Investitionskosten zeigt sich eine hohe Bandbreite, wobei Kraftwerks-
neubauten mit Inbetriebnahme Anfang der 1990er Jahre infolge strenger Auflagen der 
Genehmigungsbehörden deutlich höhere Investitionskosten aufwiesen als Ende der 
1990er Jahre errichtete Müllverbrennungsanlagen (Fehrenbach ; Giegrich ; Mahmood, 
2007). Exemplarisch lässt sich die MVA Weisweiler mit dem Beginn der Betriebsphase in 
1994 anführen. Für eine elektrische Leistung von 35 MW belief sich die Investitionssum-














Abbildung 28: Stromgestehungskosten von Kernkraftwerken 




sprach (MVA Weisweiler, 2014). Demgegenüber beliefen sich die Investitionskosten für 
die Müllverbrennungsanlage in Großräschen auf 88 Mio. € (EEW, 2014) bei einer elektri-
schen Leistung von 23,3 MW (Bundesnetzagentur, 2013a). Entsprechend liegen die In-
vestitionskosten dieser in 2008 in Betrieb genommenen Anlage mit 3,8 Mio. €/MW instal-
lierter Leistung bei lediglich 43 % des Werts der Anlage aus dem Jahr 1994. 
  
Analog den weiteren fossilen Kraftwerken werden bei Müllverbrennungsanlagen Brenn-
stoffe, hier in Form von Abfall, dem thermischen Verwertungsprozess zugeführt. In Ab-
grenzung zu fossilen Brennstoffen wie Kohle oder Gas bezahlt der Verursacher die Abfall-
verwendung in der Müllverbrennungsanlage. Entsprechend verursacht der Einsatz von 
Abfall negative Brennstoffkosten. MVA stellen folglich eine Ausnahme in der Kraft-
werksanalyse dieser Arbeit dar. Im Ergebnis werden Stromgestehungskosten der MVA 
ausgewiesen, die vermindert um negative Brennstoffkosten kalkuliert werden.  
 
Prognos (Prognos, 2009) geben für das Jahr 2008 Müllgebühren von durchschnittlich   
130 €/t an. Aufgrund bestehender Überkapazitäten an Müllverbrennungsanlagen ist 
Deutschland Nettoimporteur von Abfall aus den angrenzenden EU-Staaten. Nach Berech-
nungen von S. Schulze und F. Schlitte (Schulze ; Schlitte, 2012) importierte Deutschland 
in 2010 450.317 t Abfall mehr, als es exportierte. Für die zukünftige Entwicklung der 
Müllgebühren geht Prognos (Prognos, 2009) infolge der starken Konkurrenzsituation 
zwischen den MVA von deutlich sinkenden Preisen unterhalb 90 €/t aus.  
 
Wie Kapitel 4.3.2.2.4 ausführt, verursacht 1 kg Abfall 0,312 kg CO2-Emissionen (Pacher ;  
Weber-Blaschke ; Faulstich, 2007), was einem CO2-Emmissionsfaktor von 601 g CO2/ 
kWh entspricht.  
 
Die Müllgebühren und damit die Einnahmen durch den Brennstoff Abfall richten sich nach 
der Kostensituation der jeweiligen Anlage (Fehrenbach ; Giegrich ; Mahmood, 2007), so 
dass für MVA keine unterschiedlichen Technologiestände abzubilden sind und nachfolgend 
lediglich der Technologiestand „2010“ dargestellt wird. Die Kennziffern zur Berechnung 
der Stromgestehungskosten zeigt Tabelle 13.  
 
  




Tabelle 13: Kennziffern von Müllverbrennungsanlagen (Quelle: Fehrenbach, Giegrich, 
Mahmood (2007)/ Universität Freiburg (2005)/ EEW (2014)/ Stadt Nürnberg (2014)/ 
Wagner et al. (2004)) 
Kennziffer Einheit Technologiestand 
2010 
Investitionskosten   €/MW 4.000.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapitalzins % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 
Betriebskosten 
fix % 10,0 % 
variabel €/MWh - 
Personalkosten   Mitarbeiter/MW in fixen Betriebskosten enthalten 
Wirkungsgrad brutto % 19,60 % 
Abrisskosten   €/MW 38.000 € 
CO2-Emissionsfaktor   g CO2/kWh 601 
Nutzungsdauer   Jahre 40 
Eigenstrombedarf   % 4,50 % 
 
Aus den Kennziffern des Betriebs einer MVA lassen sich über die Nutzungsdauer von 40 
Jahren Stromgestehungskosten von 54,2 €/MWh kalkulieren. Diese Stromgestehungskos-
ten sind die Differenz aus der Summe der Kosten des Kraftwerksbetriebs von 247,0 
€/MWh und dem positiven Betrag der Abfallgebühren in Höhe von 192,8 €/MWh, die im 
Zuge der thermischen Verwertung des Abfalls als Brennstoff an die MVA entrichtet wer-
den. Entsprechend kompensieren die Abfallgebühren die hohen Investitions- und Be-
triebskosten von MVA. In Abbildung 29 stehen im linken Balken die kalkulierten Stromge-
stehungskosten den Einnahmen des Brennstoffeinsatzes gegenüber. Der rechte Balken 
zeigt deren Differenz und folglich das Ergebnis der Berechnung der Stromgestehungskos-







































Bei der Stromerzeugung aus Windkraft muss generell zwischen den Anlagenstandorten 
an Land (Onshore) und im Küstenvorfeld der Meere (Offshore) unterschieden werden. Die 
Differenzierung zwischen On- und Offshore-Windenergie zeigt sich sowohl in den Kosten-
strukturen als auch in den Volllaststunden und damit in der pro MW erzeugten Strom-
menge (Kost et al., 2013).  
 
Die Installation von Onshore-Windenergieanlagen (WEA) geht in Deutschland auf den 
Anfang der 1990er Jahre zurück. Aufgrund der technischen Nutzungsdauer von 20 Jahren 
von WEA beschränkt sich die Betrachtung lediglich auf die Technologiestände „2000“ und 
„2010“. Im Bereich Offshore-Windenergie wurde im Jahr 2010 mit „Alpha Ventus“ der 
erste deutsche Offshore-Windpark eröffnet. Entsprechend wird einzig der Technologie-
stand „2010“ für Offshore-Windenergie untersucht (DOTI, 2012).  
 
Tabelle 14: Kennziffern von Windenergieanlagen (Quelle: Wagner et al. (2004)/ Kost et 




2000 2010 2010 
Investitionskos-
ten   €/MW 1.050.000 € 1.000.000 € 4.000.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapital-
zins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 10 10 10 
Betriebskosten 
fix % 0,00 % 0,00 % 0,00 % 
variabel €/MWh 18,00 18,00 35,00 
Personalkosten   Mitarbeiter/MW 0,00 0,00 0,00 
Wirkungsgrad brutto % 100,00 % 100,00 % 100,00 % 
Abrisskosten   €/MW 32.467 € 38.000 € 135.000 € 
 
 
Infolge der spezifischen Standorte von Offshore-WEA sind einerseits die Anlageninstalla-
tion und andererseits der Rückbau am Ende der Nutzungsdauer mit deutlich höheren 
Abrisskosten als für Onshore-WEA verbunden. Für „Alpha Ventus“ beliefen sich in 2010 
die Investitionskosten auf 250 Mio. € bei einer installierten Anlagenkapazität von 60 MW, 
entsprechend 4,2 Mio. €/MW. J. Hobohm (Hobohm et al., 2013) gibt für Offshore-
Installationen in 2013 Investitionskosten von 3,8 Mio. €/MW an. Als Rückbaukosten 
dieser ersten Offshore-WEA weist J. Hobohm (Hobohm et al., 2013) 135.000 €/MW aus.  
 




Fußend auf den vorstehend dargestellten Kennziffern, werden bei Onshore-WEA Strom-
gestehungskosten zwischen 82,7 €/MWh (Technologiestand „2010“) und 93,4 €/MWh 
(Technologiestand „2000“) ermittelt. Trotz der mehr als doppelt so hohen Anzahl an 
Volllaststunden von Offshore-WEA summieren sich deren Stromgestehungskosten auf-
grund der höheren Investitions-, Betriebs- und Abrisskosten mit 142,1 €/MWh nahezu 
auf den zweifachen Wert einer Onshore-WEA im gleichen Technologiestand. Sowohl bei 
Onshore- als auch bei Offshore-WEA stellen die Investitionskosten den mit Abstand größ-
ten Kostenfaktor dar.  
 
Die Höhe der kalkulierten Stromgestehungskosten für Onshore- und Offshore-WEA in den 








Für die Photovoltaik waren in den zurückliegenden Jahren starke jährliche Reduktionen 
der Systempreise zu beobachten, so dass die Berechnung der Stromgestehungskosten 
auf Jahresebene erfolgt. Während in 2005 der durchschnittliche Preis für PV-Systeme in 
Deutschland 5.000 €/kW betrug, halbierten sich die Preise bis zum Jahr 2010 mit 2.516 
€/kW nahezu (BSW, 2013). Im Rahmen dieser Arbeit findet infolge der starken Senkun-
gen der PV-Systempreise eine Unterteilung in sechs Technologiestände statt, wobei für 
die Installationen vor 2005 der Technologiestand des Jahrs 2005 angenommen wird.   
 














onshore WEA offshore WEA
Investitionskosten Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Personalkosten) Abrisskosten
Quelle: eigene Berechnung




Neben den Investitionskosten übt die Höhe der Betriebskosten maßgeblichen Einfluss auf 
die Stromgestehungskosten aus. In der Literatur finden sich unterschiedliche Darstellun-
gen, wobei in U. Wagner (Wagner et al., 2004) die angegebenen variablen Betriebskos-
ten mit Werten zwischen 0 und 15 €/MWh minimal ausfallen. Während U. Wagner (Wag-
ner et al., 2004) keine fixen Betriebskosten ausweist, bestimmt Ch. Kost (Kost et al., 
2013) fixe Betriebskosten von 35 €/kW. Nach Angaben des Bundesministeriums für Um-
welt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) (BMU, 2011b) als auch des Zentrums für 
Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-Württemberg (ZSW) (ZSW et al., 
2014) belaufen sich die variablen Betriebskosten auf 1,5% des Anlagenanschaffungsprei-
ses. Dieser Wert bildet gleichermaßen die Berechnungsgrundlage dieser Arbeit.   
 
In Bezug auf die Stromerzeugung von PV-Anlagen zeigt die Literatur ein äußerst hetero-
genes Bild. ZSW (ZSW et al., 2014) kalkuliert mit Werten zwischen 935 und 985 
kWh/kW, in BMU (BMU, 2011b) wird ein PV-Anlagenertrag von 900 bis 950 kWh/kW 
angegeben, und Ch. Kost (Kost et al., 2013) weist mit 1.000 bis 1.190 kWh/kW die mit 
Abstand höchste Stromerzeugung für PV-Anlagen am Standort Deutschland aus. Für die 
weiteren Berechnungen von PV-Anlagen findet, entsprechend den Ausführungen in U. 
Wagner (Wagner et al., 2004) ein Ertrag von 900 kWh/kW Verwendung. 
 
Tabelle 15 fasst die relevanten Kennziffern zur Berechnung der Stromgestehungskosten 
von PV-Anlagen zusammen. 
 
Tabelle 15: Kennziffern von PV-Anlagen (Quelle: Wagner et al. (2004)/ Kost et al. 
(2013)/ ZSW et al. (2014)/ BSW (2013)/ BMU (2011b)) 
Kennziffer Einheit 
Technologiestand 
2005 2006 2007 2008 2009 2010 
Investitions-




kapitalzins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungs-
dauer Jahre 10 10 10 10 10 10 
Betriebs-
kosten 
fix % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 1,50 % 




MW 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 
Ertrag  kWh/kWp 900 900 900 900 900 900 
Abriss-
kosten  €/MW 35.121 € 35.656 € 36.495 € 37.469 € 37.582 € 38.000 € 
 
 
Für PV-Anlagen ergeben sich Stromgestehungskosten zwischen 660,9 und 327,7 €/MWh. 
Diese beziehen sich auf die festgelegte Nutzungsdauer von 25 Jahren, wobei sich der 
Stromertrag infolge der Anlagendegression pro Jahr um 0,25 % reduziert. Mit 68 % 
besitzen die Investitionskosten den mit Abstand größten Anteil an den Stromgestehungs-




kosten. Die Kapitalkosten umfassen analog den Betriebskosten jeweils 16 % der Strom-
gestehungskosten.    
 
In Abbildung 31 werden die starke Kostendegression und damit einhergehend die massiv 
sinkenden Stromgestehungskosten für PV-Anlagen zwischen 2005 und 2010 ersichtlich.  
 
 






Die Nutzung der Wasserkraft zur Erzeugung elektrischer Energie besitzt in Deutschland 
mit der Inbetriebnahme des ersten Wasserkraftwerks in München im Jahr 1884 eine 
lange Tradition (Wechsler, 2010). Gegenwärtig sind in Deutschland Wasserkraft-Anlagen 
mit einer Leistung von 4,3 GW installiert (BDW, 2014). Tabelle 16 stellt die spezifischen 
Kennziffern für die Berechnung der Stromgestehungskosten für Wasserkraft-Anlagen in 





















2005 2006 2007 2008 2009 2010
Investitionskosten Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Abrisskosten)
Quelle: eigene Berechnung




Tabelle 16: Kennziffern von Wasserkraft-Anlagen (Quelle: Wagner et al. (2004)/ Nitsch, 
Trieb (2000)/ BMU (2002)/ BMU (2011b)) 
Kennziffer Einheit 
Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 
Investitions-
kosten  €/MW 2.500.000 € 2.500.000 € 4.000.000 € 3.100.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapitalzins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 10 10 10 10 
Betriebs-
kosten 
fix % 4,00 % 4,00 % 2,00 % 1,85 % 




MW 0,50 0,50 0,50 0,50 
Wirkungsgrad brutto % 95,00 % 95,00 % 95,00 % 95,00 % 
Abrisskosten  €/MW 11.290 € 18.659 € 32.467 € 38.000 € 
 
 
Die kalkulierten Stromgestehungskosten von Wasserkraft-Anlagen bewegen sich in einer 
Spanne zwischen 69,2 und 88,0 €/MWh. Den vergleichsweise hohen Investitionskosten 
von Wasserkraft-Anlagen stehen einerseits die lange Nutzungsdauer von 50 Jahren und 
andererseits die hohen Volllaststunden von 4.500 bis 4.900 gegenüber. Während bei 
älteren Wasserkraftwerken des Technologiestands „vor 1980“ die Betriebskosten den 
größten Kostenblock innerhalb der Stromgestehungskosten bilden, lässt die Kostenvertei-
lung moderner Wasserkraftwerke erkennen, dass sie zwar geringere Betriebskosten 
aufweisen, jedoch die Investitionskosten im Vergleich mit älteren Anlagen höher ausfal-
len. Einen Überblick der Stromgestehungskosten von Wasserkraft-Anlagen sowie deren 

























vor 1980 1980 2000 2010
Investitionskosten Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Personalkosten) Abrisskosten
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 32: Stromgestehungskosten von Wasserkraft-Anlagen 







Unter der Kategorie Bioenergie werden generell Anlagen verstanden, die feste, flüssige 
oder gasförmige Bioenergieträger nutzen. In Unterscheidung zu weiteren erneuerbaren 
Energien werden zur Stromerzeugung in Bioenergie-Anlagen Brennstoffe verwendet. 
Entsprechend bilden die aktuellen Brennstoffpreise und deren Prognose, analog fossiler 
Kraftwerke, einen maßgeblichen Bestandteil in der Kalkulation der Stromgestehungskos-
ten. In Kraftwerken mit festen Bioenergieträgern (Biomasse-Anlagen) wird neben natur-
belassenem Holz Altholz unterschiedlicher Güte (Altholzkategorie I bis IV) verwendet 
(Simon et al., 2008). Nach Angabe des Deutschen BiomasseForschungsZentrums (DBFZ, 
2012) verwerten deutsche Biomasse-Anlagen ein Drittel Naturhölzer und zwei Drittel 
Altholz. Für die nachfolgende Berechnung der Stromgestehungskosten wird diese Vertei-
lung als konstant für alle Technologiestände unterstellt.  
 
S. Wissel (Wissel et al., 2008) geht in der Prognose der Brennstoffpreise für feste Bio-
energie von einem unveränderten Preisniveau bis 2050 aus. Die Preisentwicklung von 
2000 bis 2014 zeigt jedoch einen deutlichen Anstieg sowohl für Altholz als auch für Na-
turhölzer (C.A.R.M.E.N., 2015). Infolge der Prognose einer langfristig ansteigenden Nach-
frage nach dem Rohstoff Holz zur stofflichen oder energetischen Nutzung geht R. Ehrig 
(Ehrig et al., 2011) von einem zukünftig ansteigenden Preisniveau aus, das sich analog 
zur Entwicklung des Erdölpreises verhält. Auf Basis eines Preises im Holzmix aus Natur- 
und Altholz von 14,8 €/MWh im Jahr 2013 wird in der mittleren Frist bis 2022 zunächst 
ein geringer Preisrückgang erwartet. Bis zum Prognosehorizont in 2050 steigen die Preise 
des Holzmix auf knapp 32,9 €/MWh. Die antizipierte Preisentwicklung für den Holzmix bis 








2000 2010 2020 2030 2040 2050
Quelle: eigene Berechnung auf Basis von Simon et al. (2008)/ DBFZ (2012)/ 
C.A.R.M.E.N. e.V. (2014)/ DLR, IWES, IFNE (2012)
Abbildung 33: Preisentwicklung des Holzmix in Biomasse-Anlagen 2000 bis 2050 
Quelle: eigene Berechnungen auf Basis von Simon et al. (200 )  ( 012)/ 
C.A.R.M.E.N. e. V. (2015)/ DLR, I ES, IfnE (2012) 




Für Bioenergie-Anlagen auf Basis gasförmiger Bioenergieträger (Biogas-Anlagen) weist 
das Deutsche Biomasseforschungszentrum gGmbH (DBFZ) (DBFZ et al., 2014) ein Sub-
strateinsatz von 60 % Maissilage, 30 % Getreide-Ganzpflanzensilage sowie 10 % Rinder-
gülle aus, der die Grundlage zur Ermittlung des Brennstoffpreises für Biogas-Anlagen 
bildet. Der Preis für Maissilage wird im Jahr 2010 mit Werten zwischen 27,4 und 32,3 €/t 
angegeben (AMI, 2012). Für Getreide-Ganzpflanzensilage liegt der Verkaufspreis nach 
Berechnungen der Thüringer Landesanstalt für Landwirtschaft bei 48 €/t (Peyker et al., 
2010). Rindergülle als dritter Bestandteil des Substrateinsatzes in Biogas-Anlagen be-
preist die Literatur lediglich mit Transportkosten von 5 €/t (LfL, 2011).  
 
Über den Preis je Tonne hinaus ist die Biogasgewinnung der verschiedenen eingesetzten 
Substrate unterschiedlich hoch. Während Mais- und Getreide-Ganzpflanzensilage mit 190 
bzw. 195 m³/t nahezu identische Werte aufweisen, besitzt Rindergülle einen Biogasertrag 
von 25 m³/t. Der Energiegehalt eines Kubikmeters Biogas beläuft sich auf 9,94 kWh 
(FNR, 2005).   
 
Werden die Preise der drei Substratbestandteile in entsprechender Gewichtung mit deren 
Biogaserträgen kombiniert, ergibt sich ein Preis von 19,93 €/MWh im Jahr 2010. In Ch. 
Kost (Kost et al., 2013) zeigt die Prognose der Substratpreise einen Anstieg bis 2040 auf 
40 €2013/MWh und bis 2050 ein konstantes Niveau.  
 
Die Kennziffern zur Berechnung der Stromgestehungskosten von Biomasse- und Biogas-
Anlagen sind in Tabelle 17 dargestellt. Analog den Kalkulationen der Stromgestehungs-
kosten von Ch. Kost (Kost et al., 2013) bleiben die Wärmeerzeugung und dabei zu erzie-
lende Wärmegutschriften ohne Berücksichtigung.  
 
Tabelle 17: Kennziffern von Bioenergie-Anlagen (Quelle: Wagner et al. (2004)/ Kost et 




2000 2010 2000 2010 
Investitionskos-
ten  €/MW 2,7 Mio. € 3,0 Mio. € 3,0 Mio. € 4,0 Mio. € 
Kapitalkosten 
Fremdkapital-
zins % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 10 10 10 10 
Betriebskosten 
fix % 2,00 % 2,00 % 4,40 % 4,40 % 
variabel €/MWh 0,00 0,00 0,00 0,00 
Personalkosten  
Mitarbeiter/ 
MW 0,80 0,65 0,75 0,75 
Wirkungsgrad brutto % 27,00 % 29,90 % 36,00 % 38,00 % 
Eigenstrombedarf  % 7,50 % 7,50 % 6,00 % 8,00 % 
Abrisskosten  €/MW 32.467 € 38.000 € 32.467 € 38.000 € 




Die Berechnung der Stromgestehungskosten für Bioenergie-Anlagen ergibt für Biomasse 
Werte zwischen 105,6 und 129,5 €/MWh wie Abbildung 34 aufzeigt. Infolge höherer 
Investitions- und Betriebskosten erreichen die Stromgestehungskosten für Biogas-
Anlagen je nach Technologiestand 146,9 bis 202,4 €/MWh. Allen dargestellten Anlagen 
gemein, ist der dominante Anteil der Betriebskosten an den Stromgestehungskosten mit 








Der Ausbau der tiefen Geothermie zur Stromerzeugung in Deutschland beschränkt sich 
bislang auf wenige Projekte mit lediglich 29 MW installierter Leistung Ende 2013 (TUHH ; 
GFZ, 2014). Trotz des bislang minimalen Ausbaustands stellen Geothermie-Kraftwerke 
eine bedeutende Komponente in den Planungen des zukünftigen Kraftwerksparks in 
Deutschland dar (DLR ; IWES ; IfnE, 2012).  
 
Im Vergleich von Kraftwerken erneuerbarer und fossiler Energieträger fallen die Investiti-
onskosten für Geothermie-Kraftwerke mit deutlichem Abstand am höchsten aus und 
betragen in der Darstellung der Technischen Universität Hamburg-Harburg und des Deut-
schen GeoForschungsZentrums (TUHH ; GFZ, 2014) ca. 10 Mio. €/MW. Die Nutzungs-
dauer der Anlagen beziffert U. Wagner (Wagner et al., 2004) auf 30 Jahre. Eine weitere 
Besonderheit besteht im hohen Eigenstrombedarf mit Werten zwischen 20 und 30 % 
(BINE, 2009). Tabelle 18 stellt die Kennziffern zur Berechnung der Stromgestehungskos-

















2000 2010 2000 2010
Biomasse Biogas
Investitionskosten Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Personalkosten) Abrisskosten Datenreihen5
Quelle: eigene Berechnung
Abbildung 34: Stromgestehungskosten von Bioenergie-Anlagen 




Tabelle 18: Kennziffern von Geothermie-Kraftwerken (Quelle: Wagner et al. (2004)/ 




Investitionskosten  €/MW 10.000.000 € 
Kapitalkosten 
Fremdkapitalzins % 6,00 % 
Tilgungsdauer Jahre 20 
Betriebskosten 
fix % 5,50 % 
variabel €/MWh 0,00 
Personalkosten  Mitarbeiter/MW 0,00 
Wirkungsgrad brutto % 6,00 % 
Eigenstrombedarf  % 20,00 % 
Abrisskosten  €/MW 38.000 € 
 
Unter Anwendung der abgebildeten Kennziffern eines Geothermie-Kraftwerks mit Instal-
lationsjahr 2010 können Stromgestehungskosten von 330,7 €/MWh ausgewiesen werden. 
Die Technische Universität Hamburg-Harburg und das Deutsche GeoForschungsZentrum 
(TUHH ; GFZ, 2014) berechnen mit 370 €/MWh einen ähnlich hohen Wert. Wie Abbildung 
35 zeigt, dominieren in Bezug auf die Anteile der einzelnen Kostenkomponenten die 
hohen Investitionskosten mit 141,8 €/MWh, gefolgt von den Betriebskosten mit 132,2 
€/MWh. Den geringsten Anteil an den Stromgestehungskosten für Geothermie bilden die 




























Investitionskosten Kapitalkosten Betriebskosten (inkl. Abrisskosten)
Quelle: eigene Berechnung
330,72
Abbildung 35: Stromgestehungskosten eines Geothermie-Kraftwerks 




4.3.6 Stromgestehungskosten der Energieträger im Energiemix 2010 
 
 
Die Gegenüberstellung der zuvor berechneten Stromgestehungskosten zeigt signifikante 
Unterschiede zwischen den Energieträgern sowie innerhalb der Technologiestände im 
deutschen Energiemix des Jahrs 2010. Abbildung 36 verbindet die Stromgestehungskos-
ten mit den Volllaststunden der einzelnen Kraftwerke, wobei die Volllaststunden als Mit-
telwerte über die gesamte Nutzungsdauer der Kraftwerke abgetragen sind. Trotz der 
massiven Preisreduktion besitzt die Photovoltaik nach wie vor die höchsten Stromgeste-
hungskosten sowie die niedrigste Anzahl an Volllaststunden pro Jahr im Vergleich der 
Energieträger. Demgegenüber stehen insbesondere Grundlastkraftwerke der Kernenergie 
und der Braunkohle. Kernkraftwerke erreichen mit bis zu knapp 7.200 Volllaststunden im 
Mittel über die gesamte Nutzungsdauer die höchsten Werte und verursachen nur minima-
le Stromgestehungskosten.  
 
 
    
Abbildung 36: Übersicht der Stromgestehungskosten und Volllaststunden der Energie-
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Quelle: eigene Berechnung




























1 Braunkohle vor 1980 14 Mineralöl 1980 27 Biomasse 2000
2 Braunkohle 1980 15 Mineralöl 2000 28 Biomasse 2010
3 Braunkohle 2000 16 Mineralöl 2010 29 Biogas 2000
4 Braunkohle 2010 17 Kernkraft vor 1980 30 Biogas 2010
5 Steinkohle vor 1980 18 Kernkraft 1980 31 Photovoltaik 2005
6 Steinkohle 1980 19 Müllverbrennung 2010 32 Photovoltaik 2006
7 Steinkohle 2000 20 Windenergie onshore 2000 33 Photovoltaik 2007
8 Steinkohle 2010 21 Windenergie onshore 2010 34 Photovoltaik 2008
9 Erdgas vor 1980 22 Windenergie offshore 2010 35 Photovoltaik 2009
10 Erdgas 1980 23 Wasserkraft vor 1980 36 Photovoltaik 2010
11 Erdgas 2000 24 Wasserkraft 1980 37 Geothermie 2010
12 Erdgas 2010 25 Wasserkraft 2000
13 Mineralöl vor 1980 26 Wasserkraft 2010




Die niedrigsten Stromgestehungskosten finden sich für die ältesten Braunkohlekraftwerke 
mit Technologiestand „vor 1980“ mit 18 €/MWh. Gemessen an diesen Stromgestehungs-
kosten, verursacht die Stromproduktion in einer PV-Anlage mit Installationsjahr 2010 den 
18-fachen Wert. Die Stromerzeugung einer PV-Anlage aus dem Jahr 2005 weist den 37-
fachen Wert zum günstigsten Kraftwerk im Energiemix 2010 auf. 
 
Innerhalb der erneuerbaren Energieträger erreichen Geothermie-Kraftwerke mit 6.400 
Volllaststunden im Mittel über die Nutzungsdauer die höchste jährliche Auslastung. Der 
Einsatz von Mineralölkraftwerken belegt hingegen für fossile Kraftwerke mit Werten zwi-
schen 1.970 und 2.572 Volllaststunden eine minimale Nutzung bei gleichzeitig maximalen 
Stromgestehungskosten.   
 
 
4.3.7 Deutscher Energiemix 2010  
 
 
Die Berechnung der Stromgestehungskosten im Energiemix in Deutschland erfolgt in 
Anlehnung an U. Wagner (Wagner et al., 2004). Entsprechend werden die für jeden 
Technologiestand der Energieträger berechneten Stromgestehungskosten mit der im Jahr 
2010 erzeugten Nettostrommenge multipliziert und als absolute Stromgestehungskosten 
ausgewiesen. Diese absoluten Stromgestehungskosten des Jahrs 2010 sind wiederum 
durch die Summe der Nettostrommenge aller Technologiestände und Energieträger zu 
dividieren, so dass sich im Ergebnis die spezifischen Stromgestehungskosten des deut-
schen Energiemix 2010 ausweisen lassen.   
 
Formel 36: Stromgestehungskosten im Energiemix 2010 
9"'2QaQ = ∑ \'2QaQ × 9"']
L∑ ('2QaQ)L  
 
LCOETa2010 = Stromgestehungskosten der Kraftwerke der Technologie a im Jahr 2010; LCOEEM2010 = Strom-
gestehungskosten des Energiemix im Jahr 2010; ETa2010 = Stromerzeugung der Kraftwerke der Technologie a im 
Jahr 2010; i = Laufindex 
 
4.3.7.1 Installierte Kraftwerksleistung im Energiemix 2010 
 
 
Die Zuordnung und die Aufsummierung der installierten Nettoleistung fossiler Kraftwerke8 
lassen erkennen, dass im Kraftwerkspark des Jahrs 2010 mit 42 % der größte Anteil an 
Kraftwerken dem Technologiestand „vor 1980“ zuzuordnen ist. Mit einem Wert von unter 
10 GW entspricht lediglich ein Zehntel des Kraftwerksparks in 2010 dem selbigen Tech-
                                                          
8 Für Kraftwerke mit mehreren Energieträgern wird das Kraftwerk dem Hauptenergieträger, dessen Verwen-
dung im Kraftwerk dominiert, zugeordnet. 




nologiestand. In Abbildung 37 ist die im deutschen Energiemix 2010 installierte Kraft-




Unter den fossilen Energieträgern zeigen sich deutliche Unterschiede in der Altersstruk-
tur. Mineralölkraftwerke weisen mit 75 % den höchsten Anteil an alten Kraftwerken mit 
Installationsdatum vor 1980 auf. Als modern sind Kraftwerke der Energieträger Abfall 
und Erdgas anzusehen, wobei zwischen 33 und 45 % dem neuesten Technologiestand 
„2010“ entsprechen. Für Kernkraftwerke wird einzig zwischen den Technologieständen 
„vor 1980“ und „1980“ unterschieden, da nach 1989 keine weitere Inbetriebnahme in 
Deutschland erfolgte. Im Jahr 2010 sind Kernkraftwerke mit einer Nettoleistung von 18,4 
GW in Deutschland in Betrieb, von denen ein Drittel (6,3 GW) dem Technologiestand „vor 
1980“ und zwei Drittel (12,1 GW) dem Technologiestand „1980“ zugeordnet werden 
(Bundesnetzagentur, 2014). 
 
Abbildung 38 zeigt den relativen Anteil der installierten Nettoleistung je Technologiestand 
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Abbildung 37: Installierte Nettoleistung fossiler Energieträger nach Technologieständen 
in 2010 




Abbildung 38: Relativer Anteil der installierten Nettoleistung je Technologiestand für 
fossile Energieträger  
  
Während die Betrachtung der Kraftwerke fossiler Energieträger zeigt, dass das Gros den 
Technologieständen „vor 1980“ und „1980“ entspricht, belegt die Analyse der erneuerba-
ren Energien eine gegenteilige Tendenz. Bei Erneuerbare-Energien-Anlagen mit Techno-
logiestand „1980“ und „vor 1980“ handelt es sich um Wasserkraftwerke, wobei in dieser 
Periode lediglich 1,8 („vor 1980“) bzw. 2,3 GW („1980“) installiert wurden. Mit Einfüh-
rung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes im Jahr 2000 erfolgt ein hoher Wachstumspfad: 
Von 7,3 GW erneuerbarer Energien in 2000 versechsfachte sich die installierte Leistung 
bis zum Jahr 2010 auf 43,8 GW. Mit 21 GW an installierter Leistung bildet die Onshore-
Windenergie den größten Anteil der erneuerbaren Kraftwerksleistung vor der Photovoltaik 
mit knapp 18 GW (BMWi, 2014a). Analog Abbildung 37 sind in Abbildung 39 die Erneuer-
bare-Energien-Anlagen des Jahrs 2010 den einzelnen Technologieständen zugeordnet.  
  







vor 1980 1980 2000 2010
Quelle: eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014)
Technologiestand:









4.3.7.2 Brutto- und Nettostromerzeugung im Energiemix 2010 
 
 
Unter der Bruttostromerzeugung eines Kraftwerks ist dessen gesamt produzierte Strom-
menge zu verstehen. Durch den Abzug des Eigenverbrauchs des Kraftwerks wird die 
Nettostromerzeugung ausgewiesen (AGEB, 2012). 
 
Kraftwerke auf Basis fossiler Energieträger erzeugten in 2010 eine Bruttostrommenge 
von 506 TWh. Im vorliegenden Mix der verschiedenen Energieträger und Kraftwerke in 
unterschiedlichen Technologieständen ergibt sich mit 474 TWh eine um 6,3 % geringere 
Nettostromerzeugung der fossilen Kraftwerke im Energiemix des Jahrs 2010. Abbildung 
40 vergleicht die Brutto- und Nettostrommengen verschiedener fossiler Kraftwerke im 
deutschen Energiemix des Jahrs 2010.  
 
Abbildung 39: Installierte Nettoleistung erneuerbarer Energieträger nach Technologie-
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Wasser Windenergie onshore Wind offshore Biomasse Biogas Geothermie Photovoltaik
Quelle: eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014) ; BMWi (2014a)
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Den größten Anteil an der Bruttostromerzeugung in 2010 besaß Braunkohle, deren 
Stromproduktion 146 TWh umfasste. Mit 141 TWh produzierten Kernkraftwerke in 2010 
eine nahezu gleich große Strommenge. In Bezug auf die Nettostromerzeugung wiesen 
Kernkraftwerke gegenüber Braunkohlekraftwerken einen deutlich geringeren Eigenbedarf 
von 4,9 % zu 7,9 % auf. Entsprechend näherten sich die in 2010 erzeugten Nettostrom-
mengen von Kernkraft und Braunkohle bis auf 0,6 TWh an.   
 
 
4.3.7.3 LCOE im deutschen Energiemix 2010 
 
 
Auf Basis der installierten Kraftwerkskapazitäten, der in 2010 geleisteten Volllaststunden 
sowie der Stromgestehungskosten je Energieträger und Technologiestand werden die 
Stromgestehungskosten im Energiemix Deutschlands für das Jahr 2010 kalkuliert und 
ausgewiesen. Infolge des hohen Anteils älterer fossiler Kraftwerke an der Stromerzeu-
gung in 2010 dominierten deren niedrige Stromgestehungskosten den Energiemix. Im 
Ergebnis betragen die Stromgestehungskosten im Energiemix des Jahrs 2010 61,4 €/ 
MWh.  
 
Im Vergleich der einzelnen Energieträger haben Kernkraft und Braunkohle mit jeweils   
23 %, gefolgt von Steinkohle und Erdgas, den höchsten Anteil an der Nettostromerzeu-
gung in 2010. Aufgrund der verhältnismäßig geringen Stromgestehungskosten beläuft 
sich der Braunkohleanteil an den Stromgestehungskosten hingegen lediglich auf 11 %. 





















Quelle: eigene Berechnungen/ Bundesnetzagentur 2014
Abbildung 40: Brutto- und Nettostromerzeugung fossiler Kraftwerke in 2010 




ten in 2010 entfällt auf die Photovoltaik mit Kosten von 17 % am Energiemix. Demge-
genüber erreicht Photovoltaik einen niedrigen Anteil an der Nettostromerzeugung in 2010 
mit lediglich 2 %. Die Gegenüberstellung der Anteile von Stromgestehungskosten und 





Die Unterschiede der einzelnen Energieträger hinsichtlich der Stromgestehungskosten 
legt gleichermaßen Abbildung 42 dar. Hierbei sind die gewichteten Stromgestehungskos-
ten der einzelnen Energieträger entsprechend deren Stromerzeugung in den einzelnen 
Technologieständen abgebildet. Es zeigt sich, dass Kohle- und Kernkraftwerke deutlich 
unter den Stromgestehungskosten des Energiemix im Jahr 2010 rangieren. Der in Erd-
gaskraftwerken erzeugte Strom verursacht Gestehungskosten, die sich geringfügig über 
dem Durchschnitt des Energiemix befinden. Als kostenintensivste Form der Energieer-
zeugung verursacht Photovoltaik mittels der bis Ende 2010 errichteten Anlagen im Mittel 
463 €/MWh Stromgestehungskosten und erreicht damit den 7,4-fachen Wert der Strom-



















Anteil Stromgestehungskosten Anteil Nettostromerzeugung
Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 41: Anteil an Stromgestehungskosten und Nettostromerzeugung je Energie-
träger im Energiemix 2010 








4.3.8 Prognose des Energiemix in Deutschland 
 
 
4.3.8.1 Prognose des fossilen Kraftwerksparks 
 
 
Zur Darstellung der zukünftigen Stromgestehungskosten des Energiemix bis 2050 ist eine 
Abschätzung der installierten Kraftwerksleistung der einzelnen Energieträger für diesen 
Zeitraum notwendig. Die für das Jahr 2010 festgelegten Parameter zur Nutzungsdauer 
und zu den jährlichen Volllaststunden der Kraftwerke sowie zur angenommenen Entwick-
lung der Brennstoff- und CO2-Preise werden übernommen bzw. fortgeführt. Die Prognose 
der installierten Leistung des Kraftwerksparks basiert einerseits auf konkreten Angaben 
zu Neubauprojekten bzw. geplanten Rückbauten, was insbesondere den Zeitraum bis 






Mit 27,9 GW bildeten Steinkohlekraftwerke im Basisjahr 2010 den größten Anteil an 
installierter Bruttoleistung im deutschen Kraftwerkspark. Im Zeitraum bis 2015 waren 
insgesamt sieben Neubauprojekte sowie eine Kraftwerkserweiterung vorgesehen. Im Jahr 
2013 wurde mit dem Kraftwerk in Duisburg-Walsum ein Neubauprojekt mit 750 MW 
installierter Bruttoleistung realisiert. Das Investitionsvolumen fiel mit 820 Mio. € ver-
gleichsweise niedrig aus (Endell, 2011). Im Steinkohlekraftwerk Bremen-Hafen erfolgte 
















































































Abbildung 42: Gewichtete Stromgestehungskosten der Energieträger in 2010 




47 Mio. € 22 MW an zusätzlicher Kraftwerksleistung (brutto) bereitgestellt wurden 
(BDEW, 2013b).  
 
Das Gros der Neubauten an Steinkohlekraftwerken wurde in 2014 in Betrieb genommen, 
wobei die fünf fertiggestellten Steinkohlekraftwerke eine Bruttoleistung von 5,8 GW 
besitzen. Im Jahr 2014 bestand das größte Einzelprojekt im Kraftwerksneubau in Ham-
burg-Moorburg mit 1,7 GW installierter Bruttoleistung (Vattenfall, 2013). Mit einer instal-
lierten Bruttoleistung von 1,6 GW ist das Kraftwerk Westfalen zwischen 2010 und 2015 
das zweitgrößte Neubauprojekt eines Steinkohlekraftwerks in Deutschland. Die Inbe-
triebnahme des 2 Mrd. € teuren Kraftwerks (RWE, 2010) war ursprünglich für 2011 ge-
plant, wurde jedoch erst 2014 umgesetzt (Bundesnetzagentur, 2014). In 2015 ist der 
Beginn der kommerziellen Stromerzeugung im Kraftwerk Mannheim (Block 9) mit einer 
Investitionssumme von 1,2 Mrd. € für eine Bruttoleistung von 911 MW vorgesehen. 
 
Nach 2015 liegen mit den Kraftwerken Stade und Datteln vier Planungen für zwei Neu-
bauprojekte mit einer kumulierten Bruttoleistung von 1,9 GW vor. Während die Inbe-
triebnahme des Kraftwerks Stade für 2018 vorgesehen ist (HAZ, 2014), bedarf das Bau-
projekt Kraftwerk Datteln 4 einem erneuten Planungsverfahren (E.ON, 2014a). Als 
Zeitpunkt der Inbetriebnahme für Datteln 4 wird das Jahr 2020 antizipiert. In Überein-
stimmung mit den Ausführungen von DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) wird 
nach 2020 kein weiterer Neubau von Steinkohlekraftwerken angenommen. 
 
In Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2014) sind die realisierten und geplanten 
Kraftwerksstilllegungen zwischen 2010 und 2018 verzeichnet, die ebenfalls in die Be-
trachtung der zukünftigen Kraftwerksleistungen einfließen. Als Zusammenstellung aus 
dem Kraftwerksbestand des Jahrs 2010 sowie der Neubauprojekte und endgültigen 
Kraftwerksstilllegungen der Folgejahre wird der bis zum Jahr 2050 prognostizierte Be-
stand an Steinkohlekraftwerken in Abbildung 43 dargestellt.  





   
 
 
Abbildung 43 legt offen, dass bis 2015 der Kraftwerksneubau die endgültigen Stilllegun-
gen um 2,5 GW überschreitet, was sich in der Zunahme des Bestands an Steinkohle-
kraftwerken auf 30,4 GW in 2015 ausdrückt. Nach 2015 übersteigt die Außerbetriebnah-
me von Kraftwerken den Kraftwerksneubau deutlich, so dass der Bestand auf 25,1 GW in 
2020 sinkt. Annahmegemäß haben in 2020 die Kraftwerke des Technologiestands „vor 
1980“ nach 50 Betriebsjahren das Ende ihrer Nutzungsdauer erreicht. Das trifft gleicher-
maßen auf die Kraftwerke des Technologiestands „1980“ bis zum Jahr 2030 zu. Den 
Berechnungen folgend, sind am Prognosehorizont im Jahr 2050 Steinkohlekraftwerke mit 






Im Ausgangsjahr der Betrachtung 2010 besitzen Braunkohlekraftwerke im deutschen 
Kraftwerkspark eine Bruttoleistung von 21,9 GW. Im Jahr 2012 gingen mit den Kraftwer-
ken Boxberg und Grevenbroich zwei Kraftwerksneubauten ans Netz. Mit einer Investiti-
onssumme von 1 Mrd. € ist am Standort Boxberg ein neuer Kraftwerksblock mit einer 
Bruttoleistung von 675 MW installiert; er ergänzt die bereits installierte Gesamtkapazität 
auf 2.575 MW (Vattenfall, 2014). Der Kraftwerksneubau in Grevenbroich umfasst eine 
Bruttoleistung von 2.200 MW bei einer Investitionssumme von 2,6 Mrd. €. Als Braunkoh-
lekraftwerk mit optimierter Anlagentechnik (BoA) gilt der Anlagenbetrieb seit 2012 als 
weltweit modernstes Braunkohlekraftwerk (RWE, 2014b).  
 



















































































2010 2011 - 2015 2015 2016 - 2020 2020 2021 - 2030 2030 2031 - 2040 2040 2041 - 2050 2050
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014)/ BDEW (2013b)/ Vattenfall 
(2013)/ RWE (2010)/ E.ON (2014a/b)/ Endell (2011)/ HAZ (2014)/ GDF SUEZ (2013) 




Mittelfristig bis zum Jahr 2020 zeigt der Bundesverband der Energie- und Wasserwirt-
schaft e. V. (BDEW, 2013b) zwei Neubauprojekte für den Energieträger Braunkohle auf. 
Da sich beide Projekte gegenwärtig noch in der Genehmigungsphase befinden, wird eine 
Inbetriebnahme der Kraftwerke für das Jahr 2020 angenommen. Über das Jahr 2020 
hinaus liegt in der Prognose analog der Darstellung in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; 
IfnE, 2012) kein weiterer Zubau an Braunkohlekraftwerken vor.  
 
Den Kraftwerksneubauten steht der Rückbau bestehender Kraftwerke gegenüber. Nach 
Angaben der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2014) werden zwischen 2011 und 
2018 1,8 GW an Braunkohlekraftwerken außer Betrieb genommen. Ergänzend reduziert 
sich der Kraftwerkspark für Braunkohle im Jahr 2020 um den verbleibenden Bestand der 
Kraftwerke mit Technologiestand „vor 1980“, da diese mit 50 Jahren Nutzungsdauer ihr 
Maximum erreicht haben. Bis zum Jahr 2030 läuft zudem die 50-jährige Nutzungsdauer 
der Kraftwerke des Technologiestands „1980“ aus. Dem folgend setzt sich der Kraft-
werksbestand im Jahr 2030 aus Braunkohlekraftwerken der Technologiestände „2000“, 
„2010“ und „2020“ zusammen.   
 
Ausgehend von 21,9 GW an Braunkohlekraftwerken in 2010, steigt der Kraftwerksbe-
stand minimal auf 23,0 GW in 2015 an. Mit 8,8 GW erfolgt der stärkste Rückbau an 
Braunkohlekraftwerken annahmegemäß zwischen 2015 und 2020, und diesbezüglich 
sinkt deren Bruttoleistung im deutschen Energiemix auf 15,9 GW in 2020. Bis 2050 er-
folgt ein weiterer Rückbau der Braunkohlekraftwerke mit dem Ergebnis, dass am Progno-
sehorizont lediglich 4,6 GW (brutto) im deutschen Energiemix vorliegen. Abbildung 44 
zeigt den Bestand, den Neubau und den Rückbau an Braunkohlekraftwerken zwischen 
2010 und 2050. 











Den Erdgaskraftwerken kommt im Zuge des Ausbaus erneuerbarer Energien, insbesonde-
re der fluktuierenden Energieträger Wind und Photovoltaik, eine bedeutende Rolle in der 
Funktion als Ausgleichsenergie zu. Im Gegensatz zu Kohle- und Kernkraftwerken stellt 
die flexible Nutzbarkeit von Erdgaskraftwerken deren größten Vorteil dar (Schüwer et al., 
2010).  
 
Die hohe Anzahl an fertiggestellten Neubauprojekten für Erdgaskraftwerke nach 2010 
und umfangreiche Planungen lassen analog zu Braun- und Steinkohlekraftwerken zwi-
schen 2010 und 2015 einen Anstieg der installierten Bruttoleistung von 24,6 GW auf 26,4 
GW erkennen. In dieser Periode stehen dem Neubau von 2,8 GW Kraftwerksstilllegungen 
in der Größenordnung von 1,1 GW gegenüber (Bundesnetzagentur, 2014).  
   
Mit einer Bruttoleistung von 550 MW und einem Wirkungsgrad von 60,4 % ist das Erd-
gaskraftwerk in Irsching das größte Neubauprojekt zwischen 2010 und 2015 (E.ON, 
2014b). In 2013 erfolgte bei einem Investitionsvolumen von 350 Mio. € der Neubau des 
Kraftwerks Knapsack II mit 434 MW Bruttoleistung. Mit einer Investition von 450 Mio. € 
wurde am Standort Bremen ein neues Gas- und Dampfturbinen (GuD)-Kraftwerk errich-
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014)/ 
BDEW (2013b)/RWE (2014)/ Vattenfall (2014) 
Abbildung 44: Bestand, Neubau und Rückbau an Braunkohlekraftwerken 2010 bis 2050 
(Bruttoleistung) 




Ab 2016 soll mit Block Fortuna durch die Stadtwerke Düsseldorf das weltweit modernste 
Erdgaskraftwerk mit einem Wirkungsgrad von über 61 % in Betrieb gehen (SWD, 2013). 
Trotz eines deutlichen Zubaus an neuen Erdgaskraftwerken in der Größenordnung von 
4,2 GW zwischen 2015 und 2020 werden binnen dieser Periode die Kraftwerke des Tech-
nologiestands „vor 1980“ außer Betrieb genommen, und der Bestand an Erdgaskraftwer-
ken erreicht in 2020 21,2 GW. In Abbildung 45 sind der jeweilige Bestand sowie die Neu- 






DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) zeigen in der Prognose des deutschen 
Kraftwerksparks einen Anstieg der installierten Bruttoleistung an Erdgaskraftwerken auf 
38,4 GW (inkl. Heizölkraftwerke) in 2030. In Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; 
GWS, 2014) wird zwischen 2020 und 2025 ein massiver Nettozubau an Erdgaskraftwer-
ken im Umfang von 14 GW antizipiert. Von einem geringfügig reduzierten Zubau um 11 
GW geht hingegen die eigene Prognose für die Periode 2020 bis 2025 aus. Insgesamt 
erreicht der Bestand an Erdgaskraftwerken in dieser Arbeit in 2040 mit 33,7 GW den 






Mit 3,2 GW installierter Bruttoleistung bilden Kraftwerke auf Basis von Mineralölproduk-
ten bereits in 2010 den geringsten Anteil unter den fossilen Energieträgern. Während in 
2011 die Installation von zwei Kraftwerksprojekten mit insgesamt 88 MW Bruttoleistung 
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014a/b)/ 
BDEW (2013b)/ FNB (2014)/ DLR ; IWES ; InfE (2012) 




erfolgte, zeigen die Darstellungen in Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2014) 
Kraftwerksstilllegungen von 821 MW bis 2015. Aufgrund des Erreichens der maximalen 
Nutzungsdauer von 50 Jahren von Kraftwerken mit dem Technologiestand „vor 1980“ 
und „1980“ vermindert sich zudem die Bruttoleistung der Kraftwerke mit Stromerzeu-
gung aus Mineralölprodukten auf 577 MW in 2030. Bis 2050 geht das letzte Kraftwerk auf 






Als Folge der Atomkatastrophe von Fukushima im März 2011 verankerte der Deutsche 
Bundestag den Ausstieg aus der atomaren Energieerzeugung bis Ende 2022. In Unter-
scheidung zu weiteren fossilen Energieträgern sind entsprechend die Stilllegungen der 
aktuell betriebenen Kernkraftwerke im „Dreizehnten Gesetz zur Änderung des Atomge-
setzes“ bereits fixiert (BMU, 2011a). Unmittelbar nach Fukushima in 2011 erfolgte die 
Außerbetriebnahme von Kernkraftwerken mit einer Bruttoleistung von 6,6 GW. Jeweils 
zum Jahresende 2015, 2017 und 2019 erlischt die Betriebserlaubnis für ein weiteres 
Kernkraftwerk. In den Jahren 2021 und 2022 erfolgen mit je 4,3 GW jährlich drei Außer-
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Bestand Stilllegung
Quelle: BMWi (2013) 
Abbildung 46: Bestand und Stilllegungen von Kernkraftwerken in Deutschland (Brutto-
leistung) 




4.3.8.1.6 Sonstige fossile Energieträger 
 
 
Unter sonstigen fossilen Energieträgern wird analog der Definition in Kapitel 4.3.4.6 die 
thermische Abfallverwertung in Müllverbrennungsanlagen subsumiert. Die zukünftige 
Entwicklung dieser Kraftwerkskapazitäten steht insofern in Abhängigkeit zum Abfallauf-
kommen in Deutschland. Verschiedene Untersuchungen, unter anderem Prognos (Prog-
nos, 2009) sowie S. Schulze und F. Schlitte (Schulze ; Schlitte, 2012), zeigen, dass die 
Abfallmenge, die als Brennstoff in Müllverbrennungsanlagen verwendet wird, rückläufig 
ist. Einerseits die Knappheit des Brennstoffs und andererseits das Vorhandensein von 
Überkapazitäten bereits in 2010 führen zur Annahme dieser Arbeit, dass es zu keiner 
signifikanten Erhöhung des Bestands an Müllverbrennungsanlagen kommt.  
 
Die Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2014) stellt dar, dass im Zeitraum von 
2011 bis 2018 in sechs Neubauprojekten eine Bruttoleistung von 75 MW an Müllverbren-
nungsanlagen installiert wird. Vor dem Hintergrund einer sinkenden Einwohneranzahl und 
zunehmender Recyclingquoten prognostizieren S. Schulze und F. Schlitte (Schulze ; 
Schlitte, 2012) im mittleren Szenario einen Rückgang der Abfallmenge für die thermische 
Verwertung um 7,7 % bis 2020. Eine Substitution des Rückgangs an Brennstoffen im 
Inland mittels Importen aus dem Ausland stuft diese Untersuchung aufgrund im europäi-
schen Ausland bestehender Überkapazitäten an Müllverbrennungsanlagen als unwahr-
scheinlich ein. Analog dieses Rückgangs der Abfallmengen zur thermischen Verwertung 
folgen nach dem minimalen Zubau an Müllverbrennungsanlagen bis 2030 Kraftwerksstill-
legungen im Umfang von 139 MW. Entsprechend besteht ein Bestand an Müllverbren-
nungsanlagen im Jahr 2030 in Höhe von 1.018 MW Bruttoleistung und rangiert 68 MW 
unter dem Bestand von 2010. Annahmegemäß endet bis 2050 für das Gros der Müllver-
brennungsanlagen deren festgelegte Nutzungsdauer, womit am Prognosehorizont in 2050 
noch Anlagen mit einer Bruttoleistung von 75 MW in Betrieb sind. 
 
 
4.3.8.1.7 Fossiler Kraftwerkspark 2010 bis 2050 
 
 
Durch die Zusammenführung der zuvor dargestellten fossilen Energieträger lassen sich 
der gesamte fossile Kraftwerkspark sowie die Veränderungen bis zum Jahr 2050 abbil-
den. Die Realisierung von Neubauprojekten und die Stilllegung aktiver Kraftwerke deter-
minieren den zukünftigen Bestand an Kraftwerken.  
 
In der Periode 2010 bis 2015 werden fossile Kraftwerke mit einer Bruttoleistung von 13,3 
GW installiert, wobei diesem Zubau Stilllegungen im Umfang von 16,5 GW gegenüber-
stehen. Während die Neubauprojekte insbesondere den Energieträger Steinkohle      




betreffen, ist der größte Anteil an Kraftwerksstilllegungen auf den seit 2011 festgelegten 
Atomausstieg zurückzuführen. Von 2016 bis 2020 findet mit einer Summe von 29,7 GW 
der stärkste Rückbau an fossilen Kraftwerken statt – er verteilt sich auf alle fossilen 
Energieträger. Der Neubau an fossilen Kraftwerken umfasst in diesem Zeitraum 7,8 GW, 
entsprechend einem Nettorückgang fossiler Kraftwerke von 21,9 GW.  
 
Nach 2020 wird lediglich für Erdgas ein weiterer Zubau an Kraftwerken erwartet. Bis 
Ende 2022 stellen die verbliebenen Kernkraftwerke in Deutschland ihren Betrieb ein. In 
der Periode bis 2030 endet die technische Nutzungsdauer einer Vielzahl von Kohlekraft-
werken, was von 2021 bis 2030 zu einem Gesamtrückbau um 27,1 GW an fossilen Kraft-
werken führt.  
 
Abbildung 47 enthält eine kumulierte Darstellung der Neubauten und Stilllegungen für 
fossile Kraftwerke im Zeitraum 2010 bis 2050.  
  






























Neubau Rückbau Neubau Rückbau Neubau Rückbau Neubau Rückbau Neubau Rückbau
2010 - 2015 2016 - 2020 2021 - 2030 2031 - 2040 2041 - 2050
Braunkohle Steinkohle Erdgas Mineralöl Kernkraft Abfall
Quelle: Eigene Berechnungen 




Der deutsche Kraftwerkspark umfasste im Basisjahr 2010 fossile Kraftwerke mit einer 
Bruttoleistung von 97,9 GW. Den größten Anteil besaßen Steinkohlekraftwerke mit 28 %. 
Neu- und Rückbau fossiler Kraftwerke verändern den Bestand dahingehend, dass die 
Bruttoleistung zunächst auf 72,7 GW in 2020 um gut ein Viertel abnimmt. Trotz des 
stärkeren Ausbaus an Erdgaskraftwerken zwischen 2021 und 2030 reduziert sich die 
installierte fossile Leistung bis 2030 leicht auf 59,1 GW. Bis zum Prognosehorizont in 
2050 sinkt die installierte Bruttoleistung der fossilen Kraftwerke im deutschen Energiemix 
auf 42,4 GW und umfasst entsprechend noch 43 % des Bestands des Ausgangsjahrs 
2010. Abbildung 48 zeigt die Zusammensetzung des fossilen Kraftwerksparks nach Ener-





Die Entwicklung der installierten Leistung fossiler Kraftwerke ist einerseits durch den 
Ausstieg aus der Kernenergie, deren Anteil zwischen 2010 und 2030 von 20 auf 0 % 
absinkt, gekennzeichnet. Andererseits nimmt die installierte Leistung an Erdgaskraftwer-
ken zum Prognosehorizont in 2050 gegenüber 2010 deutlich zu, und der Anteil des Ener-
gieträgers Erdgas steigt von einem Viertel in 2010 auf zwei Drittel in 2050.   
 
Der Vergleich der prognostizierten Entwicklung des fossilen Kraftwerksparks mit der 
Literatur zeigt für das Basisjahr 2010 in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) 
mit 101,4 GW eine Abweichung von 4,8 % gegenüber dem hier dargestellten Bestand 
auf. Die aktuelle Untersuchung von 50Hertz et al. (50Hertz et al., 2014) verwendet als 
Ausgangspunkt das Jahr 2013 mit einer installierten Bruttoleistung von 94,8 GW. Jene ist 
mit einem Wert von 94,7 GW im Jahr 2015 annähernd deckungsgleich mit der Prognose 





















Summe Bruttoleistung fossil (rechte Skala)
Quelle: Eigene Berechnungen 




dieser Arbeit. Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) weisen für das Jahr 
2011 eine Bruttoleistung des fossilen Kraftwerksparks von 98,0 GW aus, was mit der 
Prognose dieser Arbeit in Höhe von 97,9 GW nahezu identisch ist.  
 
Für die eigene Prognose des fossilen Kraftwerksparks findet in Abbildung 49 ein Vergleich 
mit weiteren Studienergebnissen statt. Die Prognose von 50Hertz et al. (50Hertz et al., 
2014) umfasst hierbei lediglich die Jahre 2025 und 2035, so dass die Werte für 2020 und 
2030 als Durchschnitt der Periode 2013 bis 2035 abgebildet werden. Die Angaben der 
betrachteten Studien lassen für 2020 mit 73 bis 85 GW eine relativ geringe Schwan-
kungsbreite erkennen.  
 
 
Die Detailanalyse der einzelnen Anteile der Energieträger ergibt, dass Prognos, EWI, 
GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) und Hertz et al. (Hertz et al., 2014) im Gegensatz zu 
DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) und der Prognose dieser Arbeit von einem 
deutlich höheren Anteil an Kohlekraftwerken sowie einem geringeren Ausbau der Erdgas-
kraftwerke ausgehen. Während Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) für 
2020 im Referenz-Szenario mit 46 GW für die Energieträger Stein- und Braunkohle kal-
kulieren, finden sich im Szenario A von DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) 
lediglich 34,4 GW für Kohlekraftwerke in 2020. Mit nahezu 37 GW an Erdgas- und Mine-
ralölkraftwerken liegen die Angaben zur installierten Leistung in DLR, IWES und IfnE 
(DLR ; IWES ; IfnE, 2012) um 67 % über dem angenommenen Bestand in Prognos, EWI 
und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014). Die Berechnungen dieser Arbeit ergeben eine 
Verteilung der installierten Kraftwerksleistung für 2020 zwischen den einzelnen Energie-
trägern wie folgt: 21,2 GW Erdgas, 0,9 GW Mineralöl, 25,1 GW Steinkohle, 15,9 GW 








2020 2030 2040 2050
Prognos ; EWI ; GWS (2014) (Ref) Prognos ; EWI ; GWS (2014) (Ziel)
DLR ; IWES ; IfnE (2012) (A) eigene Berechnung
50Hertz et al. (2014) (B)
Quelle: Eigene Berechnungen/ Darstellung auf Basis von Prognos ; 
EWI ; GWS (2014)/ DLR ; IWES ; IfnE (2012)/ 50Hertz et al. (2014) 




Braunkohle, 1,1 GW Abfall sowie 8,5 GW Kernkraft. Die Prognose sowohl für Kohlekraft-
werke als auch für Erdgas rangiert somit zwischen den Voraussagen von Prognos, EWI 
und GWS (Prognos ;  EWI ; GWS, 2014) sowie DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012). In Bezug auf den Rückbau von Kernkraft treffen die verschiedenen Studien keine 
unterschiedlichen Aussagen.   
 
Bis zum Prognosehorizont in 2050 nimmt die Bandbreite der Angaben zur installierten 
Leistung an fossilen Kraftwerken in den betrachten Studien deutlich zu. Die Untersuchung 
von Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) markiert den Höchststand an 
fossilen Kraftwerken und prognostiziert mit 48 GW einen sehr hohen Bestand an Erdgas-
kraftwerken. DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) erwarten im betrachteten 
Szenario A einen fossilen Kraftwerkspark von 35 GW in 2050, mit einem überwiegenden 
Anteil an Erdgas- und Mineralölkraftwerken mit 30,2 GW. Kohlekraftwerke sind lediglich 
mit einer Leistung von 4,6 GW am Prognosehorizont angesiedelt. Im Rahmen dieser 
Arbeit umfasst der erwartete Bestand an Kohlekraftwerken in 2050 13,9 GW. Gleichzeitig 
beläuft sich die prognostizierte installierte Leistung an Erdgaskraftwerken in 2050 auf 
28,5 GW.  
 
 
4.3.8.2 Prognose des Ausbaus erneuerbarer Energien 
 
 
In Unterscheidung zu fossilen Energieträgern sind im Segment der erneuerbaren Ener-
gien mit Ausnahme von Offshore-Windparks kaum längerfristige Projektplanungen zu 
beobachten. Als wesentliche Triebkraft des Ausbaus der verschiedenen erneuerbaren 
Energien ist die Ausgestaltung der Förderrahmen anzusehen. Für die Prognose der instal-
lierten Leistungen liegen folglich der gesetzliche Rahmen sowie Prognosen der Literatur 
zugrunde. Für Offshore-Windparks werden analog den fossilen Energieträgern Angaben 






Ende 2013 hat Onshore-Windenergie in Deutschland eine installierte Leistung von 33,7 
GW erreicht (IWES, 2014). Dieser Fortschritt im Ausbau liegt über den Erwartungen der 
Bundesregierung, die in der Studie „Langfristszenarien und Strategien für den Ausbau der 
erneuerbaren Energien in Deutschland bei Berücksichtigung der Entwicklung in Europa 
und global“ formuliert wurden. DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) erwarteten 
diesen Anlagenbestand in 2013 erst für das Jahr 2015. 
 




Für den weiteren Ausbau der Onshore-Windenergie legt das Erneuerbare-Energien-
Gesetz aus 2014 einen Zielwert von 2.500 MW Nettozubau pro Jahr fest. Die Analyse der 
historischen jährlichen Zubauzahlen sowie die aktuelle Schätzung in IWES (IWES, 2014) 
für das Jahr 2014 erwarten deutlich geringere jährliche Installationszahlen für Onshore-
Windenergie. Zwischen 2015 und 2020 geben DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012) einen Nettozubau von insgesamt 5,1 GW an. Im Zeitraum von 2020 bis 2030 sinkt 
der prognostizierte Zubau von Onshore-Windenergie-Anlagen auf ein Neuinstallationsvo-
lumen (netto) von 4,7 GW, was einem jährlichen Nettozubau von lediglich 470 MW ent-
spricht. Bis zum Prognosehorizont in 2050 erfolgt ein weiterer Rückgang des jährlichen 
Nettozubaus auf 280 MW, so dass in 2050 50,8 GW an installierter Onshore-Windenergie 
angenommen werden. Die Ausführungen in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012) gehen gleichzeitig von einer deutlich überhöhten Prognose zum Ausbau der    
Offshore-Windenergie aus, wie nachfolgend erläutert wird.  
 
Der Szenariorahmen für den Netzentwicklungsplan 2015 der Übertragungsnetzbetreiber 
beinhaltet bereits einen angepassten Ausbaupfad für Onshore-Windenergie, der deutlich 
über dem dargestellten Szenario liegt. In den Szenarien wird ein Bestand an Onshore-
Windenergie zwischen 53,6 und 63,5 GW in 2025 antizipiert (50Hertz et al., 2014). Ba-
sierend auf dem historischen Ausbaupfad für Windenergie in Deutschland, wird ein jährli-
cher Zubau von 2,5 GW (brutto) prognostiziert. In 2035 erwartet 50Hertz et al. (50Hertz 
et al., 2014) einen Bestand an Onshore-Windenergie von 82,2 GW.  
 
Offshore-Windenergie hat sich bislang weniger dynamisch entwickelt, als prognostiziert. 
Während in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) ein starker Ausbau der Offs-
hore-Windenergie bis 2020 auf 10 GW, in 2030 auf 23,5 GW und bis 2050 auf 32 GW 
aufgezeigt wird, verläuft der reale Ausbaupfad bisher deutlich niedriger. Im aktuellen 
Erneuerbare-Energien-Gesetz 2014 hat der Gesetzgeber dieser Entwicklung Rechnung 
getragen und den Zielwert des Ausbaus von Offshore-Windenergie auf 6,5 GW in 2020 
und 15 GW bis 2030 angepasst (Deutsche Bundesregierung, 2014). Die Netzbetreiber 
prognostizieren einen Ausbaupfad analog der gesetzlichen Planungen; sie gehen in 2025 
von 10,5 und in 2035 von 18,5 GW Offshore-Windenergie aus (50Hertz et al., 2014). 
 
Ende 2013 belief sich die installierte und an das Stromnetz angeschlossene Leistung von 
Offshore-Windparks in Nord- und Ostsee auf 520 MW (WindGuard, 2014). Nach Angaben 
in BDEW (BDEW, 2013b) sind gegenwärtig 18 Offshore-Windparks mit einer installierten 
Leistung von 5,8 GW in der Bau- bzw. Planungsphase, wobei ihr Netzanschluss bis spä-
testens 2018 erfolgen soll. Eines der größten Projekte bildet der Offshore-Windpark 
„Gode Wind 1 und 2“, der mit einem Investitionsvolumen von 2,2 Mrd. Euro eine instal-
lierte Leistung von 582 MW erreicht. Die Inbetriebnahme dieses Windparks ist für 2016 




vorgesehen (DONG, 2013). Dem folgend werden die im Erneuerbare-Energien-Gesetz 
2014 formulierten Zielmarken von 6,5 GW in 2020 und 15 GW in 2030 als realisierbar 
erachtet.  
 
Abbildung 50 legt offen, dass neben den Neuinstallationen der Rückbau von Windenergie-
Anlagen am Ende ihrer Nutzungsdauer einen wesentlichen Einfluss auf die installierte 
Leistung an Windenergie besitzt. Aufgrund der hohen Installationszahlen zwischen 2000 
und 2010 ist ein starker Rückbau von Onshore-Windenergie-Anlagen zwischen 2020 und 
2030 zu erwarten. Nach 69 GW in 2030 wird für 2050 ein Höchststand für Onshore-
Windenergie von 73 GW antizipiert. Demgegenüber wächst die installierte Leistung an 
Offshore-Windenergie-Anlagen kontinuierlich und beträgt am Ende des Prognosezeit-









Zwischen 2010 und 2012 sind in der bisherigen Entwicklung die mit deutlichem Abstand 
höchsten Neuinstallationen an PV-Anlagen in Deutschland zu registrieren. Mit 7,4 GW 
(2010), 7,5 GW (2011) und 7,6 GW (2012) wurden innerhalb dieser drei Jahre knapp   
70 % der bis Ende 2012 insgesamt in Deutschland installierten PV-Leistung zugebaut 
(Bundesnetzagentur, 2013a). Aufgrund der starken Einschnitte der Förderung im Erneu-
erbare-Energien-Gesetz (Deutsche Bundesregierung, 2011) registrierte Deutschland in 
2013 lediglich 3,3 GW an Neuinstallationen, was einer kumulierten Installation an PV-
Anlagen von 35,7 GW entspricht (Bundesnetzagentur, 2014).  
































































































2010 2011 - 2015 2015 2016 - 2020 2020 2021 - 2030 2030 2031 - 2040 2040 2041 - 2050 2050
Wind onshore Wind offshore
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2014a/b)/ 
BDEW (2013b)/ 50Hertz et al. (2014)/ IWES (2014)/ WindGuard (2014) 




Für den weiteren Ausbau von Photovoltaik in Deutschland ist die Ausgestaltung des För-
derrahmens, der sich an den Zielstellungen der Bundesregierung orientiert, maßgeblich. 
In den „National Renewable Energy Action Plans“ (NREAPs) sind die Zielstellungen der 
Mitgliedsstaaten der Europäischen Union hinsichtlich Klimaschutz formuliert, wobei deren 
Umsetzung ebenfalls mit konkreten Ausbauzielen der verschiedenen erneuerbaren Ener-
gien untermauert ist. Für Photovoltaik wird von der Bundesregierung ein Ausbauziel im 
Jahr 2020 von 51,7 GW formuliert (ECN ; EEA, 2011). Die Aufteilung dieses Zielwerts auf 
die einzelnen Jahre zeigt, dass – ausgehend von 3,3 GW in 2013 – ein weiteres Absinken 
der jährlichen Neuinstallationen auf 2,4 GW angenommen wird. Für das Jahr 2014 wird 
ein Zubau von 1,9 GW angegeben (Hannen, 2014).  
 
Diese Arbeit geht davon aus, dass sich der Ausbau der Photovoltaik in Deutschland nach 
2020 auf einem Niveau von 2 GW einpendelt. Aus der in Kapitel 4.3.5.2 definierten Nut-
zungsdauer von PV-Anlagen mit Installationsjahr bis 2010 von 25 Jahren ergibt sich ein 
erster Rückbau ab 2020. In der Periode zwischen 2020 und 2030 wird ein Rückbau von 
2,1 GW antizipiert. Aus der Zusammenführung des Rückbaus und des zwischen 2020 und 
2030 erwarteten Zubaus von jährlich 2 GW erreicht Deutschland analog zu den Darstel-
lungen in Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) eine kumulierte instal-
lierte PV-Leistung von 70 GW am Prognosehorizont.  
 
Der Zeitraum zwischen 2031 und 2040 ist durch einen starken Rückbau von PV-Anlagen 
gekennzeichnet. Insbesondere die Anlagen der Rekordjahre 2010 bis 2012 erreichen in 
dieser Periode deren maximale Nutzungsdauer. Nach einem Rückgang des Anlagenbe-
stands in 2040 wird für 2050 eine installierte PV-Leistung von 70 GW prognostiziert.  
 
Die Entwicklung des Bestands sowie der Neu- und Rückbauzahlen der Photovoltaik   
zwischen 2010 und 2050 fasst Abbildung 51 zusammen.  
  











Wasserkraft erreicht im Basisjahr 2010 eine installierte Leistung von 5,4 GW. Potentiale 
zum stärkeren Ausbau dieses Energieträgers liegen gemäß P. Anderer (Anderer et al., 
2012) kaum vor. Gleichermaßen wird Wasserkraft im Rahmen von Erneuerungs- und 
Modernisierungsarbeiten lediglich ein geringes Ausbaupotential attestiert. Zu einer ähnli-
chen Beurteilung kommen 50Hertz et al. (50Hertz et al., 2014), die mittelfristig bis 2025 
lediglich einen Nettozuwachs der installierten Leistung von 0,1 GW und langfristig einen 
Zubau um 0,3 GW gegenüber dem Basisjahr 2013 antizipieren. Mittels der Auswertung 
geplanter Neubauprojekte lassen sich lediglich zwei Projekte identifizieren. Das Wasser-
kraftwerk Bremen ist mit einer installierten Leistung von 9,9 MW seit dem Jahr 2012 in 
Betrieb (Bundesnetzagentur, 2014) und am Wasserkraftwerk Iffezheim wurde 2013 eine 
Erweiterung um 38 MW realisiert (BDEW, 2013b). Insgesamt wird für diese Arbeit von 
einem konstanten Bestand an Wasserkraftanlagen ausgegangen. Für Anlagen des Tech-
nologiestands „vor 1980“ endet 2020 deren definierte technische Nutzungsdauer, wobei 
die Annahme getroffen wird, dass diese Anlagen durch modernere Anlagen ersetzt wer-
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Bundesnetzagentur (2013)/ ECN/EEA (2011)/ Prognos/ EWI/ GWS (2014) 







Für den Ausbau von Bioenergie sieht die aktuelle Gesetzgebung im Erneuerbare-
Energien-Gesetz mit einem Ausbaupfad von bis zu 100 MW (brutto) pro Jahr lediglich 
einen minimalen Zuwachs vor (Deutsche Bundesregierung, 2014).  
 
In 2010 umfasste die installierte Bruttoleistung der Bioenergie-Anlagen in Deutschland 
4,9 GW. Die Prognosen für Bioenergie weisen allesamt ein moderates Wachstum auf, 
welches bei DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) und analog in Prognos, EWI 
und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) mit 9 GW in 2020 und 10 GW in 2030 am höchs-
ten ausfällt. Deutlich geringere Zuwächse bzw. einen Rückgang der installierten Leistung 
erwarten 50Hertz et al. (50Hertz et al., 2014). Sie prognostizieren für 2025 zwischen 0,9 
GW Zubau und 0,1 GW Rückgang gegenüber 2013. Bis 2035 erwartet diese Einschätzung 
einen Nettozubau an Bioenergie-Anlagen von 1,8 GW. 
 
Ausgehend von den Zahlen in 2010, nimmt diese Arbeit bis 2015 zunächst noch einen 
stärkeren Ausbau der Bioenergie an, der sich dem gesetzlichen Rahmen folgend deutlich 
abschwächt, so dass eine installierte Bruttoleistung von 6,7 GW in 2020 und 7,1 GW in 
2030 erwartet wird. Nach 2030 endet für einen Großteil der aktiven Bioenergie-Anlagen 
die 30-jährige Nutzungsdauer. Entsprechend geht diese Arbeit bis 2050 von einem Rück-
gang des Bestands an Bioenergie-Anlagen auf 5,3 GW aus. Analog der Prognosen in DLR, 
IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) verteilt sich die installierte Leistung zwischen 






Im Basisjahr 2010 weist Geothermie mit lediglich 8 MW die mit Abstand geringste instal-
lierte Leistung aller erneuerbaren Energieträger auf. Wenngleich langfristig erhebliche 
Potentiale für Geothermie bestehen, ist der in der Literatur dargestellte Ausbaupfad als 
niedrig zu beschreiben. DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) erwarten mit 0,3 
GW in 2020 und 1,0 GW in 2030 den höchsten Zubau an Geothermie-Anlagen. In 
50Hertz et al. (50Hertz et al., 2014) werden 0,3 GW erst in 2025 erreicht und bis 2035 
von einer Verdoppelung auf 0,6 GW der installierten Geothermie-Leistung ausgegangen. 
Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) unterstellen eine Entwicklung 
analog der Zielstellung im National Renewable Energy Action Plan (NREAP) mit 0,3 GW in 
2020. Anschließend findet jedoch kein weiterer Ausbau statt.  
 




Diese Arbeit übernimmt das Ziel des NREAP für 2020 mit 0,3 GW installierter Geother-
mie-Leistung. Bis zum Prognosehorizont in 2050 besteht die Annahme eines weiteren 
Anstiegs auf 1,0 GW in Anlehnung an 50Hertz et al. (50Hertz et al., 2014).  
 
 
4.3.8.2.6 Erneuerbare Energien 2010 bis 2050 
 
 
Ausgehend von einem Bestand an erneuerbaren Energien im Jahr 2010 von 54,8 GW, 
nimmt die installierte Leistung im Prognoserahmen bis 2050 auf 182,6 GW und damit auf 
den 3,3-fachen Wert des Basisjahrs zu. Dieser deutliche Anstieg entspricht einer durch-
schnittlichen jährlichen Wachstumsrate von 3,1 % über den Betrachtungszeitraum von 
40 Jahren. Aufgrund des geringen Bestands in 2010 weisen Offshore-Windenergie und 
Geothermie die höchsten jährlichen Wachstumsraten von 13,6 bzw. 13,0 % auf. In 2010 
besitzt Onshore-Windenergie mit 49 % den größten Anteil an erneuerbaren Energien. Bis 
2050 wird für Photovoltaik und Onshore-Windenergie ein erheblicher Zubau stattfinden, 
so dass sich deren Anteil auf 39 bzw. 40 % an der installierten Leistung der erneuerbaren 
Energien beläuft. Abbildung 52 zeigt die installierte Leistung der erneuerbaren Energien 
in Deutschland nach Energieträgern zwischen 2010 und 2050.  
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Analog dem fossilen Kraftwerkspark lässt sich die Prognose dieser Arbeit für erneuerbare 
Energien in der Literatur verorten. Für 2020 umfasst die Spannweite der Literaturprogno-
sen einen Bestand an erneuerbaren Energien zwischen 104 und 121 GW, während die 
Vorausberechnungen dieser Arbeit 115 GW betragen. Im Gegensatz zur Prognose für 
fossile Kraftwerke erhöht sich die Bandbreite des erwarteten Ausbaus bis 2050 lediglich 
minimal; sie bewegt sich in 2050 zwischen 167 und 185 GW. Abbildung 53 ordnet die 




Die Unterschiede in den Prognosen für erneuerbare Energien sind insbesondere auf die 
installierte Leistung an Onshore-Windenergie zurückzuführen. Für das Jahr 2050 be-
schreibt das Ziel-Szenario in Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; GWS, 2014) mit 
70 GW Onshore-Windenergie den mit Abstand höchsten Prognosewert. Die Vorausbe-
rechnung von DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) ergibt einen Bestand an 
Onshore-Windenergie von 51 GW. Die Berechnungen dieser Arbeit bewegen sich mit 73 
GW Onshore-Windenergie nahezu auf der Ebene des Ziel-Szenarios von Prognos, EWI 
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EWI ; GWS (2014)/ DLR ; IWES ; IfnE (2012)/ 50Hertz et al. (2014) 




4.3.9 Deutscher Kraftwerkspark 2010 bis 2050 
 
 
4.3.9.1 Installierte Leistung 
 
 
Zur Darstellung des deutschen Kraftwerksparks gilt es im Folgenden, die eigene Prognose 
der fossilen und erneuerbaren Energieträger zusammenzuführen. Das verdeutlicht den 
Prozess der Energiewende als Wandel der Stromerzeugung aus fossilen Energieträgern 
hin zu erneuerbaren Energien.  
 
Die Veränderungen im deutschen Kraftwerkspark lassen sich an der installierten Leistung 
sowie der erzeugten Strommenge demonstrieren. In Abbildung 54 sind der jeweilige 
Bestand, die Neubauten und der Rückbau an Kraftwerken, differenziert nach fossilen und 





Ausgehend von 2010, besitzen erneuerbare Energien einen Anteil von 36% am gesamten 
Kraftwerkspark. Zwischen 2010 und 2015 findet ein deutlicher Ausbau insbesondere der 
erneuerbaren Energien statt, was dazu führt, dass bereits knapp die Hälfte des 187 GW 
umfassenden Bestands an Stromerzeugungsanlagen den erneuerbaren Energien zuzu-
rechnen ist. Im Zeitrahmen zwischen 2021 bis 2030 übertrifft der Zubau an erneuerbaren 
Energien weiterhin den Rückbau fossiler Kraftwerke deutlich, so dass der Anteil der er-
neuerbaren Energieträger auf drei Viertel der insgesamt in Deutschland installierten 
Abbildung 54: Installierte Leistung im deutschen Kraftwerkspark nach fossilen Kraftwer-
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Quelle: Eigene Berechnungen




Kraftwerksleistung ansteigt. Bis zum Prognosehorizont in 2050 erreichen erneuerbare 






Wie in Kapitel 4.3.2.3.1 beschrieben, verändern sich im Zeitverlauf die Volllaststunden 
der einzelnen Energieträger respektive Kraftwerke. Der erwarteten sinkenden Auslastung 
fossiler Kraftwerke stehen technische Weiterentwicklungen für Erneuerbare-Energien-
Anlagen gegenüber, die sich in einer erhöhten Stromausbeute der installierten Leistung 
manifestieren.  
 
Während für fossile Energien annahmegemäß für alle Kraftwerke eines Energieträgers, 
unabhängig vom Installationsjahr, zu einem Zeitpunkt die gleiche Volllaststundenanzahl 
unterstellt wird, steigt mit den Neuinstallationen der fluktuierenden erneuerbaren Ener-
gien Wind (onshore und offshore) sowie Photovoltaik deren Energieausbeute in den Neu-
installationen. Exemplarisch lässt sich das für Onshore-Windenergie im Jahr 2020 be-
schreiben. Zu diesem Zeitpunkt sind Anlagen sowohl des Technologiestands „2010“ als 
auch „2020“ in Betrieb, wobei die ältesten Anlagen im Technologiestand „2010“ 1.700 
Volllaststunden generieren. Bei Onshore-Windenergie-Anlagen, die zwischen 2010 und 
2020 installiert wurden (Technologiestand „2020“), steigt die Anzahl der Volllaststunden 
auf 2.099. Mit 24,2 GW ist der überwiegende Anteil der in 2020 aktiven Onshore-
Windenergie-Anlagen dem Technologiestand „2020“ zuzuordnen. 20,5 GW an Windener-
gie-Anlagen in 2020 entsprechen dem Technologiestand „2010“. Aus der anhand der 
installierten Leistung gewichteten Volllaststundenanzahl ergibt sich im Jahr 2020 für 
Onshore-Windenergie-Anlagen eine durchschnittliche Volllaststundenanzahl von 1.905.  
 
  




Die Entwicklung der durchschnittlichen Anzahl an Volllaststunden zwischen 2010 und 
2050 für Windenergie (onshore und offshore) sowie Photovoltaik-Anlagen stellt Abbildung 





Durch Multiplikation der jeweiligen Volllaststundenanzahl sowie der dem Technologie-
stand zugeordneten installierten Kraftwerksleistung wird die Bruttostromerzeugung eines 





















2010 2020 2030 2040 2050











Abbildung 55: Durchschnittliche Volllaststunden für Windenergie- und PV-Anlagen im 
Anlagenportfolio 
Abbildung 56: Bruttostromerzeugung des deutschen Kraftwerksparks 2010 bis 2050 
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Nach 621 TWh Bruttostromerzeugung in 2010 zeigt die Prognose bis 2050 eine Schwan-
kungsbreite zwischen 544 und 639 TWh. Kurzfristig bis 2015 ist einerseits ein prägnanter 
Ausbau der erneuerbaren Energien, insbesondere der Windenergie (onshore), zu ver-
zeichnen. Andererseits wird der Rückgang der Stromerzeugung per Kernkraft durch den 
Nettozubau an Kohlekraftwerken zum Teil kompensiert. Trotz des beschriebenen hohen 
Anteils erneuerbarer Energien an der installierten Kraftwerksleistung liegt in 2010 der 
Anteil der erneuerbaren Energien an der Bruttostromerzeugung aufgrund der deutlich 
höheren Volllaststundenanzahl der fossilen Kraftwerke bei 18 %. In 2010 und 2015 er-
reicht der Energieträger Braunkohle mit 24 % an der Bruttostromerzeugung den größten 
Anteil am deutschen Energiemix.   
 
Die Periode ab 2020 markiert einen Wendepunkt für die Stromerzeugung in Deutschland, 
da neben dem geplanten Atomausstieg und der damit einhergehenden weiteren Redukti-
on des Beitrags der Kernkraft, die Stromerzeugung der weiteren fossilen Energieträger 
merklich abnimmt. Der Rückgang basiert auf der in dieser Prognose definierten Außerbe-
triebnahme älterer Kohle- und Erdgaskraftwerke nach Ablauf der technischen Nutzungs-
dauer von 50 Jahren. In 2020 bilden Kohlekraftwerke mit 17 % (Braunkohle) bzw. 18 % 
(Steinkohle) nach wie vor den größten Anteil an der Bruttostromerzeugung.  
 
Ab 2025 liefert Windenergie (onshore) den größten Beitrag zur deutschen Bruttostrom-
erzeugung, der bis 2050 auf 30 % zunimmt. Insgesamt steigt der Anteil der erneuerba-
ren Energien an der Stromerzeugung in 2025 auf 53 %, so dass ab diesem Zeitpunkt 
erstmals mehr als die Hälfte der Bruttostromerzeugung durch erneuerbare Energien 
generiert wird. In 2050 erzeugen erneuerbare Energien prognosegemäß 82 % des Brut-
tostroms in Deutschland.  
 
Zur Einordnung der Prognose zur Bruttostromerzeugung wird nachfolgend die kalkulierte 
Bruttostromerzeugung den Vorausberechnungen zum Bruttostromverbrauch unterschied-
licher Studien gegenübergestellt. Hierzu werden nachfolgend vier Prognosen zum Brut-
tostromverbrauch abgebildet. Diese lassen eine deutliche Spannweite erkennen. 50Hertz 
et al. (50Hertz et al., 2014) nehmen pauschal einen konstanten Bruttostromverbrauch 
von 600 TWh im gesamten Prognosezeitraum an. Alle weiteren Szenarien gehen zukünf-
tig von einem sinkenden Bruttostromverbrauch aus.     
 
  




Abbildung 57 setzt die prognostizierte Bruttostromerzeugung dieser Arbeit in Relation zu 
den Szenarien zum Bruttostromverbrauch der einschlägigen Literatur.  




Während in 2020 drei der vier Prognosen einen höheren Verbrauch gegenüber der be-
rechneten Stromerzeugung dieser Arbeit erwarten, liegen in 2030 einzig 50Hertz et al. 
(50Hertz et al., 2014) mit der konstant hohen Verbrauchsprognose über der Vorausbe-
rechnung der inländischen Bruttostromerzeugung. Besonders hoch ist die Differenz zwi-
schen dem Verbrauch des Ziel-Szenarios in Prognos, EWI und GWS (Prognos ; EWI ; 
GWS, 2014) und der eigens ermittelten Bruttostromerzeugung, so dass in 2030 jene den 
Bruttostromverbrauch um 65 TWh sowie am Prognosehorizont in 2050 mit 97 TWh noch 
deutlicher übersteigt. Dies kommt einer extrem hohen Exportquote gleich.  
 
 
4.3.9.3 Kennziffern fossiler Kraftwerke 
 
 
Zur späteren Betrachtung der Entwicklung der Kostenstrukturen im Kraftwerkspark sind 
zunächst die Kennziffern der Kraftwerke darzustellen. Einen maßgeblichen Einfluss auf 
die Kostenentwicklung besitzen die zukünftige Ausprägung der Wirkungsgrade und der 
Eigenbedarf im Kraftwerksbetrieb.  
 
Für regelbare fossile Kraftwerke geht ein Anstieg des Wirkungsgrads mit einem vermin-
derten Brennstoffeinsatz und reduzierten CO2-Emissionen pro MWh einher. Tabelle 19 
stellt die Wirkungsgrade fossiler Kraftwerke in unterschiedlichen Technologieständen dar.  
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vor 1980 1980 2000 2010 2020 2030 2040 2050 
Braunkohle 38,0 % 41,0 % 43,0 % 45,5 % 47,0 % - - - 
Steinkohle 39,0 % 42,0 % 45,0 % 48,0 % 51,0 % - - - 
Erdgas 45,0 % 49,0 % 57,0 % 58,5 % 60,0 % 62,0 % 64,5 % 65,0 % 
Mineralöl 27,0 % 30,0 % 45,0 % 48,0 % - - - - 
Kernkraft 36,0 % 36,0 % - - - - - - 
 
 
Im Vergleich der Energieträger besitzen Erdgaskraftwerke mit deutlichem Abstand die 
höchsten Wirkungsgrade fossiler Kraftwerke. Für Neuinstallationen der Periode 2010 bis 
2020 weist U. Wagner (Wagner et al., 2004) einen Bruttowirkungsgrad von 60,0 % aus. 
Diese Annahme bestätigen konkrete Neubauprojekte wie Köln-Niehl (Block 3) mit 60,0 % 
(BDEW, 2013b) oder das Erdgaskraftwerk in Irsching mit 60,4 % Bruttowirkungsgrad 
(E.ON, 2014b). Das Potential weiterer Wirkungsgradsteigerungen zeigen aktuelle Kraft-
werksneubauten wie Düsseldorf-Lauward mit einem Bruttowirkungsgrad von 61,0 % 
(BDEW, 2013b). EWI und Prognos (EWI ; Prognos, 2005) beschreiben perspektivisch für 
die Periode nach 2025 Bruttowirkungsgrade für Erdgaskraftwerke von über 70,0 %. Das 
bedeutet, dass die nach Carnot theoretisch erreichbaren Wirkungsgrade eines Dampf-
kraftprozesses zukünftig als realisierbar eingestuft werden (Hein, 2006). Im Modellrah-
men wird ein mittlerer Bruttowirkungsgrad von 65,0 % für Erdgaskraftwerke im Techno-
logiestand 2050 zugrunde gelegt. 
 
Die Entwicklung der Wirkungsgrade von Kohlekraftwerken lässt analog den Erdgaskraft-
werken einen merklichen Anstieg erwarten. Aktuelle Neuinstallationen wie das Steinkoh-
lekraftwerk Hamburg-Moorburg erreichen Rekordwerte mit einem Nettowirkungsgrad von 
46,5 %, was den Durchschnitt des deutschen Steinkohlekraftwerksparks mit einem Net-
towirkungsgrad von 38,0 % deutlich übersteigt (Vattenfall, 2013). EWI und Prognos  
(EWI ; Prognos, 2005) erachten für Steinkohlekraftwerke einen Bruttowirkungsgrad von 
über 60,0 % ebenfalls als realisierbar. Da die Prognose dieser Arbeit über 2020 hinaus 
von keinen weiteren Neubauten an Kohlekraftwerken ausgeht, finden derartig hohe Wir-
kungsgrade keine Verwendung.    
 
Der Kraftwerksbetrieb ist durch eine Vielzahl interner Abläufe gekennzeichnet, die durch 
den Eigenverbrauch des im Kraftwerk selbst produzierten Stroms gedeckt werden. Zu 
diesen Prozessen zählt beispielsweise der Betrieb von Pumpen für Kühl- oder Betriebs-
mittel (Energy Brainpool, 2014). Je niedriger dieser Eigenbedarf ausfällt, umso effizienter 
arbeitet das Kraftwerk.  
 




Parallel zur Steigerung der Wirkungsgrade des Kraftwerksbetriebs sinken die Eigenver-
brauchswerte aufgrund von Effizienzsteigerungen sukzessive. Auch in Zukunft werden 
weiter zurückgehende Eigenverbrauchswerte erwartet (siehe Tabelle 20).  
 
Tabelle 20: Stromeigenbedarf fossiler Kraftwerke (Quelle: eigene Berechnungen) 
  
Technologiestand 
vor 1980 1980 2000 2010 2020 2030 2040 2050 
Braunkohle 9,40 % 7,50 % 6,00 % 5,50 % 4,50 % - - - 
Steinkohle 8,40 % 7,70 % 6,50 % 6,00 % 5,90 % - - - 
Erdgas 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 4,00 % 
Mineralöl 4,80 % 4,80 % 4,80 % 4,80 % - - - - 
Kernkraft 4,90 % 4,90 % - - - - - - 
 
 
Die Analyse der Altersstruktur des fossilen Kraftwerksparks legt für das Jahr 2010 offen, 
dass von 98 GW installierter fossiler Kraftwerksleistung drei Viertel den Technologiestän-
den „vor 1980“ und „1980“ zuzuordnen sind. Entsprechend wird in diesen Kraftwerken 
bereits seit 30 bzw. 40 Jahren Strom generiert. Lediglich 11 % des fossilen Kraftwerk-
sparks im Jahr 2010 sind als moderne Kraftwerke des Technologiestands „2010“ zu be-
zeichnen. Der dominante Anteil älterer Kraftwerke bleibt auch in 2015 bestehen, wobei 
sich der Anteil der Kraftwerke der Technologiestände „vor 1980“ und „1980“ auf 60 % 
verringert. Selbst in den Jahren 2020 und 2025 besteht mit 37 bzw. 24 % noch immer 
ein hoher Anteil des fossilen Kraftwerkparks aus Kraftwerken des Technologiestands 
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Abbildung 58: Altersstruktur des fossilen Kraftwerksparks 




4.3.9.4 Kennziffern erneuerbarer Energien 
 
 
Analog zu fossilen Kraftwerken führen technologische Weiterentwicklungen auch bei 
Erneuerbare-Energien-Anlagen zur Steigerung der Effizienz und damit zu einer höheren 
Stromerzeugung je Megawatt installierter Leistung.  
 
Die Steigerung des Wirkungsgrads drückt sich für die nicht regelbaren fluktuierenden 
erneuerbaren Energien Wind und Photovoltaik in der Erhöhung der Volllaststunden aus. 
Unterabschnitt 4.3.2.3.1 stellt die erwartete Entwicklung der Volllaststunden von Wind 
und PV-Anlagen dar. Es wird deutlich, dass insbesondere Onshore-Windenergie-Anlagen 
eine Zunahme der jährlichen Volllaststunden für Neuinstallationen um 52 % in 2030 
gegenüber Anlagen mit Installationsjahr 2000 bis 2010 verzeichnen. Für Offshore-
Windenergie wird eine geringere Zunahme der durchschnittlichen Volllaststundenanzahl 
von aktuell 4.400 auf 5.324 Volllaststunden für Anlagen mit Installationsjahr ab 2021 
prognostiziert. Das entspricht einem Anstieg um 21 %. PV-Anlagen erreichen im Techno-
logiestand „2010“ 920 Volllaststunden pro Jahr. Weitere Wirkungsgradsteigerungen las-
sen in Zukunft eine erhöhte Ausnutzung der Sonneneinstrahlung erwarten, so dass für 
PV-Anlagen am Prognosehorizont im Technologiestand „2050“ die Volllaststunden auf 
1.050 ansteigen, was einer Zunahme um 14 % entspricht.  
 
Erneuerbare-Energien-Anlagen besitzen im Vergleich zu fossilen Kraftwerken überwie-
gend deutlich kürzere Nutzungsdauern. Dem folgend ist deren Altersstruktur von einem 
geringen Bestand älterer Anlagen gekennzeichnet. Gleichzeitig zeigt die Analyse, dass 
der Ausbau erneuerbarer Energien zukünftig zunimmt und entsprechend der Anteil an 
Neuinstallationen den Bestand an Altanlagen weiter merklich übersteigt. Die hohe Domi-
nanz von Neuinstallationen ist bereits in 2010 sichtbar, da zu diesem Zeitpunkt 79 % der 
installierten erneuerbaren Energien dem Technologiestand „2010“ entsprechen und somit 
nach 2000 errichtet wurden. Über den prägnanten absoluten Zubau Erneuerbarer-
Energien-Anlagen hinaus, umfasst auch in 2020 der Anteil der Neuanlagen im Technolo-
giestand „2020“ mit 60 % nahezu zwei Drittel des erneuerbaren Kraftwerksparks. Bis 
zum Prognosehorizont in 2050 schwächt sich der absolute Zubau Erneuerbarer-Energien-
Anlagen leicht ab, so dass in 2050 mit 31 % jede dritte Anlage maximal zehn Jahre alt 
ist.  
 
Abbildung 59 zeigt Erneuerbare-Energien-Anlagen im deutschen Kraftwerkspark in Zu-
ordnung der Altersstruktur respektive den Technologieständen.  











Über die reine Entwicklung der installierten Leistung nach Energieträgern hinaus, ist die 
kostenseitige Analyse des Kraftwerksparks notwendig, um im Ergebnis die Stromgeste-
hungskosten im Energiemix bestimmen zu können. In Bezug auf die Investitionskosten 
bestehen einerseits deutliche Unterschiede zwischen den einzelnen Energieträgern, ande-
rerseits verändern sich infolge technologischer Entwicklungen und der Realisierung von 
Skaleneffekten die Investitionskosten zwischen den Technologieständen eines Energie-
trägers.  
 
Ältere fossile Kraftwerke besitzen, wie vorstehend aufgezeigt, vergleichsweise niedrige 
Wirkungsgrade, was mit höherem Brennstoffeinsatz und gesteigerten CO2-Emissionen 
einhergeht. Demgegenüber fallen die Brennstoffkosten für ältere fossile Kraftwerke im 
Rahmen der Lebenszyklusbetrachtung des LCOE-Ansatzes aufgrund der zukünftigen 
Entwicklung der Brennstoffpreise deutlich niedriger aus. Die kostenseitige Erfassung von 
CO2-Emissionen in den Stromgestehungskosten von Kraftwerken ist erst seit Einführung 
des europäischen Emissionshandelssystems in 2005 möglich, für ältere Kraftwerke spie-
len sie insofern vor 2005 keine Rolle.   
 
Bezüglich der Investitionskosten lassen sich unterschiedliche Tendenzen zwischen fossi-
len Kraftwerken und Erneuerbare-Energien-Anlagen in der Art feststellen, dass Investiti-
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Abbildung 59: Altersstruktur des Kraftwerksparks von Erneuerbare-Energien-Anlagen 




sie für das Gros der Erneuerbare-Energien-Anlagen tendenziell zurückgehen. Mit Aus-
nahme von Müllverbrennungsanlagen zeigt der Vergleich der fossilen Energieträger, dass 
in den Technologieständen „vor 1980“ und „1980“ die höchsten Investitionen für Kern-
kraftwerke getätigt worden. Ab 2000 sind die größten Investitionen je MW installierter 
Leistung für Braunkohlekraftwerke aufzubringen. Ausgehend von 0,4 Mio. €/MW Investi-
tionskosten für die ältesten Braunkohlekraftwerke im Technologiestand „vor 1980“, stei-
gen die Kosten für Kraftwerke, die im Technologiestand „2020“ errichtet werden, auf 1,5 
Mio. €/MW. Den größten Kostenanstieg verzeichnen Erdgaskraftwerke, deren Investiti-
onskosten sich von 0,2 Mio. €/MW (Technologiestand „vor 1980“) auf knapp unter 1,0 
Mio. €/MW bis 2030 nahezu um den Faktor 5 erhöhen. Für neu installierte Erdgaskraft-
werke in 2050 werden Investitionskosten von 1,6 Mio. € pro MW Kraftwerkskapazität 
prognostiziert. Abbildung 60 stellt die Investitionskosten in € pro MW für die betrachteten 
Technologiestände „vor 1980“ bis „2050“ dar.    
 
    
 
 
In Analogie zu fossilen Kraftwerken sind nachfolgend die Investitionskosten für Erneuer-
bare-Energien-Anlagen dargestellt. Mit deutlichem Abstand besitzt Geothermie mit       
10 Mio. €/MW installierter Kraftwerksleistung im Technologiestand „2010“ die höchsten 
Investitionskosten. Bis 2050 sinken sie auf etwa 6 Mio. €/MW ab. Den stärksten Rück-
gang an Investitionskosten verzeichnet die Photovoltaik. Ausgehend von 4,5 Mio. €/MW 
im Technologiestand „2005“, verringern sich die Investitionskosten bis auf 1,0 Mio. €/MW 
im Technologiestand „2030“ sowie auf 0,9 Mio. €/ MW in 2050. Das entspricht einer 
Reduktion der Investitionskosten um 81 %. Eine detaillierte Darstellung der prognosti-
zierten Investitionskosten für PV-Anlagen erfolgt in Kapitel 4.3.10. Kongruent zu Abbil-
dung 60 führt Abbildung 61 die Investitionskosten für Erneuerbare-Energien-Anlagen bis 
2050 auf. 
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Wagner et al. (2004)/Konstantin (2009)/ 
FFE (o.J.) Bundesnetzagentur (2013)/ UBA (2013) 
Abbildung 60: Investitionskosten fossiler Kraftwerke 







Für Wasserkraft- und Bioenergie-Anlagen werden ansteigende Investitionskosten prog-
nostiziert. Für Wasserkraft-Anlagen sehen unter anderem Ch. Kruck und L. Eltrop   
(Kruck ; Eltrop, 2004) kein Potenzial für eine Senkung der Investitionskosten. Bei Bio-
energie-Anlagen (Biomasse und Biogas) sind bisher leicht zunehmende Investitionskos-
ten zu registrieren (Kost et al., 2013), wobei auch in der Prognose von einem weiteren 
Anstieg ausgegangen wird.    
 
 
4.3.10 Parameter des Photovoltaik-Ausbaus in Deutschland  
 
 
Zur Betrachtung der zukünftigen Entwicklung der Photovoltaik in Deutschland sind die 
Prognosen zur Neuinstallation von Anlagen sowohl im nationalen Kontext als auch auf 
globaler Ebene zu analysieren. Hierauf basierend gilt es, über die antizipierten globalen 




4.3.10.1 PV-Installationen global 
 
 
Nachdem der deutsche PV-Markt bis einschließlich 2012 den globalen Absatzmarkt domi-
nierte, setzt sich weltweit, unabhängig von rückläufigen Installationen in Deutschland, 
der Wachstumstrend fort. Ende 2012 besitzt Deutschland mit 32,4 GW installierter PV-
Leistung einen Anteil von 31 % am globalen Markt.  
 
Im „Business-as-Usual“ Szenario der European Photovoltaic Industry Association (EPIA) 
schrumpft der globale Absatzmarkt in 2013 leicht, bevor in 2014 das Ausbauniveau von 
0 Mio. €/ MW
2 Mio. €/ MW
4 Mio. €/ MW
6 Mio. €/ MW
8 Mio. €/ MW
10 Mio. €/ MW
12 Mio. €/ MW
Wasserkraft Wind onshoreWind offshore Biomasse Biogas Photovoltaik Geothermie
vor 1980 1980 2000 2010 2020 2030 2040 2050
Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis von Wagner et al. (2004)/Kost et al. (2013)/  Hobohm et al. (2013)/ 
BSW (2013)/ Nitsch,Trieb (2000)/ DBFZ (2014)/ FNR (2005)/ TUHH, GFZ (2014)
Abbildung 61: Investitionskosten von Erneuerbare-Energien-Anlagen 
* Für PV bezieht sich der 
Technologiestand 2000 auf 2005 
*  




2012 wieder erreicht werden kann. Insgesamt beschreibt die EPIA einen Anstieg der 
globalen kumulierten Photovoltaik-Leistung auf 288 GW in 2017, was gegenüber 2012 
nahezu einer Verdreifachung entspricht (EPIA, 2013).   
 
Langfristig markiert Greenpeace (Greenpeace, 2012) im „energy [r]evolution scenario“ 
einen deutlichen Anstieg der globalen Installationen auf 674 GW kumulierte PV-Leistung 
in 2020 und 1.764 GW in 2030. Ausgehend von 2013, wird bis 2020 eine durchschnittli-
che jährliche Wachstumsrate (CAGR) von 27 % angenommen. Zwischen 2020 und 2030 
sinkt der CAGR der globalen Installationen auf 10 %. Beginnend in 2030, verringert sich 
das durchschnittliche jährliche Wachstum der kumulierten PV-Installationen bis 2050 auf 
4,8 %, so dass am Prognosehorizont 4,5 TW an PV-Leistung bestehen. Diesen beschrie-





4.3.10.2 Lernkurve der Photovoltaik  
 
 
Mittels einer Lernkurve lässt sich innerhalb eines Unternehmens der Prozess beschreiben, 
der entsteht, wenn Abläufe durch stetige Wiederholung schneller und effizienter gestalt-
bar sind. Entsprechend tragen Erfahrungen und Lernprozesse dazu bei, dass die Durch-
schnitts- und Grenzkosten je hergestelltem Produkt reduziert werden können (Pindyck ; 
Rubinfeld, 2009).  
 
Als sichtbarstes und größtes Element einer PV-Anlage stand das Modul lange Zeit im 
Mittelpunkt von Preisbetrachtungen innerhalb der Branche. Zahlreiche Untersuchungen, 
z. B. in G. Schaeffer (Schaeffer et al., 2004) oder Ch. Kost (Kost et al., 2013), weisen 
sowohl für die bisherige als auch für die zukünftige Entwicklung der Modulpreise eine 
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Quelle:  EPIA (2013)/ Greenpeace (2012)
Abbildung 62: Kumulierte globale Photovoltaik-Installationen 2011 bis 2050 




Modulen bei einer Verdoppelung der globalen Produktion um 20 %. In einer Analyse von 
17 Studien zu Lernkurveneffekten stellen A. De La Tour, M. Glachant und Y. Ménière (De 
La Tour ; Glachant ; Ménière, 2013) gleichermaßen eine durchschnittliche Lernrate für 
PV-Module von 20,2 % fest.  
 
Abbildung 63 zeigt die langfristige Lernkurve für PV-Module, wobei hier sichtbar wird, 
dass Perioden mit Preisen oberhalb und unterhalb der langfristigen Lernkurve existieren. 
Zwischen 2005 und 2010 haben sich aufgrund einer hohen Nachfrage und noch unzu-
reichender Produktionskapazitäten Modulpreise oberhalb der langfristigen Lernkurve am 
Markt durchgesetzt. Seit 2012 kennzeichnen massive Überkapazitäten die Branchensitua-
tion, was dazu geführt hat, dass die Modulpreise zum Teil deutlich unter die langfristige 
Lernkurve gesunken sind.   
 
 
Abbildung 63: Globale Lernkurve für Photovoltaik-Module 
 
Zur Prognose der PV-Systempreise ist neben den Modulpreisen die Analyse weiterer 
Systemkomponenten, das heißt des Inverters und der Balance of Systems (BOS)9, not-
wendig. Der Systempreis beinhaltet zudem die Arbeitsleistung der Anlageninstallation. In 
2013 betrug der durchschnittliche Systempreis in Deutschland 1.387 €/kW. Der Kos-
tensplit legt offen, dass sich die Modulkosten auf 667 € (48 %), die Kosten des Inverters 
                                                          
9 „Balance of Systems“ (BOS) subsumieren generell alle Kostenkomponenten einer PV-Anlage mit Ausnahme 
des Moduls. Die Berechnung umfasst die Unterkonstruktion der Module, Kabel und Stecker, Inverter sowie 
sämtliche Arbeitsleistungen (Bony et al., 2010). Aufgrund der unterschiedlichen Lernkurven der einzelnen 
Komponenten werden nachfolgend die Kosten des Inverters und der Anlageninstallation nicht den BOS-Kosten 
zugeordnet.    




auf 268 € (19 %), die BOS-Kosten auf 182 € (13 %) und die Arbeitskosten auf 270 €  
(20 %) beliefen (BSW, 2013).  
 
Analog den Preisen der PV-Module haben sich die Preise für Inverter und BOS in den 
vergangenen Jahrzehnten stark reduziert. G. Schaeffer (Schaeffer et al., 2004) hat ihre 
Lernkurven analysiert und ermittelt für Inverter und für sonstige BOS-Komponenten eine 
Lernkurve von 91 bzw. 78 %.  
 
Neben der Analyse der Einzelkomponenten von PV-Anlagen weisen verschiedene Unter-
suchungen Lernkurven für das Gesamtsystem aus. Für Letzteres berechnen Ch. Kost 
(Kost et al., 2013) und der Bayerische Cluster Energietechnik (Bayerischer Cluster Ener-
gietechnik, 2012) eine Lernkurve von 85 %. Zu einem ähnlichen Wert (86 %) kommt F. 
Kersten (Kersten et al., 2011).  
 
 
4.3.10.3 Prognose von PV-Systempreisen 
 
 
Zur Prognose von PV-Systempreisen in Deutschland werden zunächst die Größenklassen 
der Installationen unterschieden. Dies ist notwendig, da Systempreise für kleine Auf-
dachanlagen deutlich höher ausfallen als für PV-Freiflächenanlagen in Kraftwerksdimensi-
onen. Für die nachfolgende Analyse wird zwischen Kleinanlagen bis 10 kW, Gewerbeanla-
gen zwischen 10 und 250 kW sowie Freiflächenanlagen über 250 kW differenziert.  
 
Abbildung 64 stellt die Verteilung der installierten PV-Leistung zwischen 2007 und 2014 
in den drei definierten Größenklassen dar. Es zeigt sich ein überdurchschnittlich starker 
Zuwachs an Großanlagen über 250 kW seit 2008. Diese Anlagen spielen eine dominie-
rende Rolle bei PV-Installationen in Deutschland und erreichten in 2012 einen Höchst-
stand mit einem Anteil von 58 % (Bundesnetzagentur, 2015). Für die Periode ab 2015 
wird eine konstante Verteilung von 20 % für Kleinanlagen bis 10 kW, 40 % im mittleren 
Anlagensegment zwischen 10 und 250 kW sowie 40 % für den Bereich großer PV-Anlagen 
über 250 kW prognostiziert.  
 
 







Aus den Preispunkten der einzelnen Größenklassen und deren Anteil im jeweiligen Jahr 
wird der durchschnittliche Preis für PV-Anlagen berechnet. In 2011 betrug dieser inklusi-
ve Installationskosten für Kleinanlagen bis 10 kW im Jahresmittel 2.429 €/kW. In der 
mittleren Größenklasse zwischen 10 und 250 kW beliefen sich die Kosten für ein PV-
System auf 2.195 €/kW und rangierten damit 10 % unter den Preisen für Kleinanlagen 
(BSW, 2013). Der deutlichste Preisunterschied zeigte sich für das Freiflächensegment mit 
einem jahresdurchschnittlichen Systempreis von 1.360 €/kW in 2011 (EuPD Research, 
2012). Mittels der Gewichtung der Preispunkte über die Größenklassen für PV-Anlagen 
ergibt sich in 2011 ein Durchschnittspreis von 1.862 €/kW.     
 
Auf Basis der zuvor abgebildeten Lernkurven und des antizipierten globalen Ausbaupfads 
der Photovoltaik lassen sich zukünftige Systempreise abschätzen. Nach G. Schaeffer 
(Schaeffer et al., 2004) wird bei der Entwicklung bis 2050 für PV-Module eine Lernrate 
von 20 %, für Inverter von 9 % sowie für sonstige BOS-Komponenten von 22 % ange-
nommen. In puncto Arbeitskosten der Anlageninstallation besteht über den Zeitraum 
annahmegemäß Konstanz.  
 
Der Verlauf der im deutschen Absatzmarkt registrierten durchschnittlichen PV-
Systempreise zeigt zwischen 2007 und 2014 ein deutliches Absinken von 4.156 €/kW um 
über 70% auf 1.164 €/kW. Die Betrachtung der Lernkurve für PV-Module macht ersicht-
lich, dass sich der Modulpreis 2011 exakt auf der Ebene der langfristigen Lernkurve be-
wegt, während die Modulpreise in 2012 und 2013 stark unterhalb dieser Rate liegen 
(IRENA, 2012). Ursächlich für diese Entwicklung ist der Angebotsüberhang der PV-
Branche in den Jahren 2012 und 2013, der zu einer überdurchschnittlich starken Absen-
kung des Preisniveaus für PV-Module und damit einhergehend für PV-Systeme führte 
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Abbildung 64: Größenklassen im deutschen PV-Markt 2007 bis 2014 




(Neidlein, 2014). Aus diesem Grund wird als Ausgangspunkt der langfristigen Prognose 
der PV-Systempreise das Jahr 2011 genutzt.  
 
Exemplarisch zeigt Abbildung 65 die Gegenüberstellung von berechneten Systempreisen 
für PV-Anlagen zwischen 10 und 250 kW auf Basis der langfristigen Lernkurve und der 
realen Marktpreise. Für 2013 ist eine deutliche Diskrepanz von 519 €/kW zwischen dem 
kalkulierten Systempreis und dem tatsächlich Marktpreis von 1.387 €/kW ersichtlich. 
Gemäß der langfristigen Lernkurve werden die in 2013 im deutschen Absatzmarkt re-
gistrierten Systempreise erst in 2018 erreicht. Bis zum Prognosehorizont in 2050 ist ein 




Zur Einordnung der Ergebnisse werden die Prognosen der Systempreise von EPIA (EPIA, 
2011) und Greenpeace (Greenpeace, 2012) herangezogen. Die Systempreise in Green-
peace (Greenpeace, 2012) weisen zu den drei Zeitpunkten 2015, 2020 und 2030 lediglich 
eine maximale Abweichung von 5 % auf. In EPIA (EPIA, 2011) werden Zielwerte für 2020 
angegeben, die eine Spannweite zwischen 1.300 und 1.700 €/kW besitzen. Der kalkulier-
te Systempreis für 2020 liegt mit 1.295 €/kW nahezu exakt auf Höhe des unteren Ziel-
werts. 
 
Auf Basis der in Abbildung 64 dargestellten Zusammensetzung der PV-Anlagen-
installationen nach Größenklassen wird folgend der durchschnittliche PV-Anlagenpreis für 
Deutschland von 2010 bis 2050 bestimmt. In 2010 geht der bis dato noch geringe Aus-
baustand an PV-Anlagen weltweit mit einem hohen Durchschnittspreis von 2.516 €/kW 
einher. Analog zum starken Zubau der Periode bis 2020 verringert sich der Durch-
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Quelle:  eigene Berechnung auf Basis von BSW Solar (2013), Greenpeace (2012), EPIA (2011), EuPD Research (2012)
Abbildung 65: Prognose der PV-Systempreise im Anlagensegment 10 bis 250 kW 




mäß der angenommenen Preisentwicklung und Zusammensetzung nach Größenklassen in 





4.3.10.4 Leistungsparameter von PV-Anlagen 
 
 
Unterabschnitt 4.3.2.3.1 umfasst die Prognose der Entwicklung der Volllaststunden und 
damit der Stromproduktion der Photovoltaik am Standort Deutschland. Diese Daten 
fußen auf Angaben in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) und beschreiben 
jeweils die Volllaststunden von Neuanlagen im ersten Jahr. PV-Module unterliegen jedoch 
einem Alterungsprozess, entsprechend einer Leistungsdegradation, welche die Stromer-
zeugung von PV-Modulen im Zeitverlauf fortwährend reduziert (Kruck ; Eltrop, 2004). Um 
für Anlageninvestoren Investitionssicherheit zu schaffen, bieten Herstellerunternehmen 
Leistungsgarantien für PV-Module, die beispielsweise nach zehn Jahren Betriebsdauer 
mindestens 90 % und nach 25 Jahren noch ein Minimum von 80 % der Leistung zusi-
chern (Solon, 2011).  
 
Zum Umfang der jährlichen Degradation von PV-Modulen finden sich in der Literatur 
unterschiedliche Angaben. M. Ito (Ito, 2011) verwendet als Maßzahl der jährlichen Leis-
tungsminderung 0,5 %, während Ch. Kost (Kost et al., 2013) eine Degradation von     
0,2 % unterstellt und W. Vaaßen (Vaaßen, 2005) eine Spanne zwischen 0,1 und 1,0 % 
angibt. Für die Berechnungen dieser Arbeit wird angenommen, dass alle Anlageninstalla-
tionen bis zum Jahr 2015 einen Degradationswert von 0,25 % aufweisen. Aufgrund des 
technischen Fortschritts und der steigenden Produktqualität von PV-Modulen vermindert 
sich die Degradation auf 0,20 % in 2020, 0,15 % in 2025 und beträgt bis zum Progno-
sehorizont in 2050 lediglich noch 0,10 %.    
2.516 €/ kW
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Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 66: Prognose des durchschnittlichen PV-Anlagenpreises in Deutschland 










Wie die Ausführungen in Kapitel 4.3.9.5 aufzeigen, sind Neuinstallationen von fossilen 
Kraftwerken mit steigenden Investitionskosten verbunden. Wenngleich technologische 
Verbesserungen einen geringeren Brennstoffeinsatz und damit niedrigere CO2-Emissionen 
ermöglichen, führen zukünftig ansteigende Brennstoffpreise und CO2-Kosten zu einer 
Zunahme der Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerksneubauten.  
 
Für erneuerbare Energien werden zum Teil steigende Investitionskosten und spezifisch 
für Bioenergie höhere Brennstoffkosten prognostiziert, was analog den fossilen Kraftwer-
ken hier zu einem Anstieg der Stromgestehungskosten führt. In Bezug auf die zukünftig 
dominierenden erneuerbaren Energieträger Wind und Photovoltaik lässt sich ein gegen-
sätzliches Bild beschreiben. Diese Technologien erfahren im Zuge des zunehmenden 
Ausbaus eine weitere Kostenreduktion bei paralleler Erhöhung der Stromerzeugung pro 
installiertem Megawatt Leistung. Aus der Kombination beider Wirkmechanismen ergeben 
sich zukünftig sinkende Stromerzeugungskosten, die infolge des erwartet hohen Anteils 
dieser Energieträger an der nationalen Stromerzeugung eine zentrale Bedeutung besit-
zen.  
 
Zur Berechnung der Stromgestehungskosten im zukünftigen Energiemix sind zunächst 
die Stromgestehungskosten der Kraftwerksneubauten für fossile und erneuerbare Ener-
gien nach 2010 zu bestimmen. Anschließend sind jene mit der produzierten Strommenge 
des jeweiligen Jahrs zu gewichten, um im Ergebnis die Stromgestehungskosten im Ener-
giemix eines Jahres zu kalkulieren.   
 
Abbildung 67 zeigt die Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke im Technologiestand 
„vor 1980“ bis „2050“. Im direkten Technologievergleich wird deutlich, dass Kraftwerke 
des Energieträgers Mineralöl in den jeweiligen Technologieständen stets die höchsten 
Stromgestehungskosten besitzen. Selbst unter den Technologieständen weisen Mineralöl-
kraftwerke des Technologiestands „2010“ verglichen mit Erdgaskraftwerken des Techno-
logiestands „2030“ höhere Stromgestehungskosten auf. Da nach 2020 lediglich Erdgas-
kraftwerke neu installiert werden, findet eine Darstellung deren Stromgestehungskosten 











Abbildung 67: Entwicklung der Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke bis 2050 
 
Während die Neuinstallation konventioneller Kraftwerke einheitlich ansteigende Stromge-
stehungskosten verzeichnen, ist die Entwicklung bei den erneuerbaren Energien von 
unterschiedlichen Tendenzen gekennzeichnet. In der Gegenüberstellung der erneuerba-
ren Energien fallen bis 2010 für Wasserkraft die geringsten Stromgestehungskosten an. 
Ab 2020 bis zum Prognoseende in 2050 leisten wiederum Onshore-Windenergie-Anlagen 
die Stromerzeugung am kosteneffizientesten. Abbildung 68 zeigt die Stromgestehungs-
kosten erneuerbarer Energien für die Technologiestände bis 2050.  
  
vor 1980 1980 2000 2010 2020 2030 2040 2050
Braunkohle 17,9 25,8 44,3 59,0 91,3
Steinkohle 29,3 40,0 64,7 89,4 128,5
Erdgas 42,5 60,6 75,6 92,0 120,2 165,1 233,8 305,9
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Quelle: eigene Berechnungen








Die Gegenüberstellung der Kraftwerksneubauten legt offen, dass im Technologiestand 
„2010“ PV-Anlagen auf einer Ebene mit Geothermie die mit deutlichem Abstand höchsten 
Stromgestehungskosten von 328 bzw. 331 €/MWh besitzen. Beide Technologien weisen 
im Zeitverlauf eine klare Kostendegression auf, wobei Photovoltaik mit einem Rückgang 
auf 88 €/MWh eine Reduktion um 73 % erreicht. Geothermiekraftwerke im Technologie-
stand „2050“ verringern ihre Stromgestehungskosten gegenüber 2010 um knapp die 
Hälfte auf 177 €/MWh. Gleichfalls eine starke Kostensenkung wird für Offshore-
Windenergie erwartet, deren Stromgestehungskosten eine Reduktion um gut ein Drittel 
zwischen 2010 und 2050 erfahren. Insgesamt stellen im Technologiestand „2010“ Onsho-
re-Windenergie und Wasserkraft die günstigsten erneuerbaren Energieträger dar. Bis 
2050 verändert sich die Situation dahingehend, dass mit Photovoltaik und Offshore-
Windenergie, neben der bereits präsenten Onshore-Windenergie, zwei weitere erneuer-




Abbildung 68: Entwicklung der Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien im deut-
schen Energiemix bis 2050 
vor 1980 1980 2000 2010 2020 2030 2040 2050
Wind onshore 93,4 82,7 64,7 62,8 62,6 66,2
Wind offshore 142,1 125,3 109,4 91,9 90,7
Photovoltaik 327,7 129,4 110,0 96,1 87,8
Wasser 84,2 76,3 88,0 69,2 93,7 110,3 149,7
Biomasse 105,6 129,5 136,9 155,8 174,8 199,0
Biogas 146,9 202,4 234,1 281,2 325,9 348,1
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Quelle: eigene Berechnungen







Auf Basis der zuvor berechneten Stromgestehungskosten der einzelnen Energieträger 
und Technologiestände können nachfolgend mittels der Stromerzeugung je Energieträger 
und Technologiestand die Stromgestehungskosten im Energiemix kalkuliert werden. Der 
Technologiestand entspricht dem Installationsjahr des Kraftwerks, weshalb zunächst die 
Altersstruktur des Kraftwerksparks zu bestimmen ist. Diese Altersstruktur zwischen 2010 




Im Energiemix des Jahrs 2010 ist mit 51 % die Hälfte des Kraftwerksparks den Techno-
logieständen „vor 1980“ und „1980“ zuzuordnen. Bis 2020 verringert sich dieser Anteil 
auf 16 % der installierten Kraftwerksleistung. Für die Dekade 2010 bis 2020 weist die 
Prognose in Kapitel 4.3.8 sowohl einen starken Zubau erneuerbarer Energien als auch 
konventioneller Kraftwerke aus, so dass in 2020 mit 48 % nahezu jedes zweite Kraftwerk 
maximal zehn Jahre in Betrieb ist.  
 
Insgesamt erhöht sich die installierte Kraftwerksleistung im deutschen Energiemix deut-
lich; in 2035 erreicht sie mit 240 GW das Maximum. Das entspricht einem Zuwachs ge-
genüber 2010 um 52 %. Am Prognosehorizont in 2050 wird in dieser Arbeit eine instal-
lierte Kraftwerksleistung von 225 GW erwartet. Ursächlich für diesen starken Anstieg an 
Kapazitäten ist der Wandel des deutschen Energiemix von einem fossil dominierten zu 
einem mehrheitlich aus erneuerbaren Energien bestehenden Kraftwerkspark. Die Kom-
pensation des Rückbaus fossiler Kraftwerke bedingt, aufgrund der zum Teil deutlich ge-
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ringeren Volllaststunden und damit niedrigeren Stromerzeugung pro Megawatt installier-
ter Leistung, einen hohen Ausbau der erneuerbaren Energieträger.   
 
Die singuläre Betrachtung von absoluten Gestehungskosten und Bruttostromerzeugung 
zeigt die gegenläufige Entwicklung der Anteile von fossilen Kraftwerken und erneuerba-
ren Energien am Energiemix im Zeitverlauf. Im Ausgangsjahr 2010 werden von fossilen 
Kraftwerken 82 % des Bruttostroms erzeugt, jedoch verursachen diese Kraftwerke ledig-
lich 55 % der Kosten. Das ist auf deutlich höhere Stromgestehungskosten von Erneuer-
bare-Energien-Anlagen im Vergleich zu Kraftwerken auf Basis fossiler Brennstoffe zurück-
zuführen.  
 
Im Zeitverlauf zwischen 2010 und 2050 ist zu beobachten, dass sich die Anteile an 
Stromgestehungskosten und produzierter Bruttostrommenge sowohl für erneuerbare als 
auch fossile Energien zunehmend angleichen. Bis zum Prognosehorizont in 2050 hat sich 
das Verhältnis von Stromgestehungskosten und Bruttostromerzeugung insoweit verän-
dert, dass erneuerbare Energie 82 % des Bruttostroms im Energiemix erzeugen und 
lediglich 74 % der Gesamtkosten verursachen.  
 
Abbildung 70 vergleicht die Anteile von absoluten Stromgestehungskosten und Brut-
tostromerzeugung des fossilen Kraftwerksparks mit den erneuerbaren Energieträgern 
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fossile Kraftwerke erneuerbare Energien
Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 70: Absolute Stromgestehungskosten und Bruttostrom im Energiemix 2010 bis 
2050 




Auf der Ebene der einzelnen Energieträger lassen sich die jeweiligen Anteile an den 
Stromgestehungskosten des Energiemix ausweisen. Zwischen 2010 und 2030 besitzt 
Photovoltaik den höchsten Anteil an den Stromgestehungskosten im Energiemix. Von    
17 % in 2010 wächst der Photovoltaik-Anteil auf 23 % in 2020 und verringert sich an-
schließend erneut leicht auf 21 % in 2030. Ab 2035 ist der größte Kostenanteil im Ener-
giemix dem Energieträger Erdgas zuzuordnen, bis letztlich in 2050 Onshore- und Off-
shore-Windenergie mit jeweils 19 % die höchsten Anteile an den Stromgestehungskosten 
im Energiemix aufweisen.  
 
Für Kraftwerke auf Steinkohlebasis ist zunächst zwischen 2010 und 2015 infolge der 
umfangreicheren Neuinvestitionen von einem Anstieg des Anteils an den Stromgeste-
hungskosten von 12 auf 15 % auszugehen. Für Kernkraft verringert sich infolge des 
Atomausstiegs und der schrittweisen Stilllegung von Kraftwerken der Kostenanteil von  
14 % in 2010 über 5 % in 2020 auf null in 2025.  
 
Abbildung 71 gibt die Verteilung der einzelnen Energieträger am Energiemix zwischen 
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Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 71: Anteile der Energieträger an den Stromgestehungskosten des Energiemix 




Als Summe der anhand der Nettostromerzeugung gewichteten Stromgestehungskosten 
aller Energieträger im deutschen Energiemix lassen sich im Ergebnis die Stromgeste-
hungskosten des Energiemix bestimmen. Zur Kenntlichmachung des Einflusses von fossi-
len Kraftwerken und erneuerbaren Energieträgern auf die Stromgestehungskosten im 
Energiemix gibt Abbildung 72 zudem die gewichteten Stromgestehungskosten aller er-





Im Basisjahr 2010 übertreffen die gewichteten Stromgestehungskosten der erneuerbaren 
Energieträger die des fossilen Kraftwerksparks um das 3,5-Fache. In 2020 hat sich das 
Verhältnis zwischen erneuerbaren Energien und fossilen Kraftwerken bereits auf den 
Faktor 2 vermindert und in 2035 verursacht die durchschnittliche Megawattstunde aus 
konventionellen Energien Kosten, die um 3,7 €/MWh höher ausfallen als die der Strom-
produktion erneuerbarer Energieträger im Energiemix. Bis 2050 verteuert sich die 
Stromerzeugung der verbleibenden konventionellen Kraftwerke derart, dass deren durch-
schnittliche Kosten höher sind als die erneuerbarer Energien im Basisjahr 2010.  
 
Die Stromgestehungskosten im Energiemix steigen von 61,4 €/MWh in 2010 bis 2030 
sukzessive auf 110,4 €/MWh an. Nach diesem Höchststand in 2030 ist bis 2035 zunächst 
ein Rückgang auf 105,5 €/MWh zu beobachten, wobei sich die Stromgestehungskosten 
im Energiemix ab 2040 um einen Wert von 108 €/MWh einpendeln.   
2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
LCOE fossile Kraftwerke 41,4 53,0 67,0 84,7 103,7 108,0 130,7 135,0 153,0
LCOE erneuerbare Energien 146,4 142,4 135,2 119,2 114,0 104,3 100,7 100,1 97,9










Abbildung 72: Stromgestehungskosten im Energiemix 2010 bis 2050 




In DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) erfolgt ebenfalls die Berechnung der 
Stromgestehungskosten des deutschen Energiemix. Der Vergleich mit den Ergebnissen 
dieser Arbeit ergibt Stromgestehungskosten, die – bezogen auf ihren Nominalwert – 
zwischen 8 und 46 % über den eigenen berechneten Werten liegen. Analog der darge-
stellten Entwicklung zeigt sich in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) zunächst 
ein kontinuierlicher Anstieg der Stromgestehungskosten des Energiemix bis 2030, gefolgt 
von einem leichten Rückgang in 2035. Von 2040 bis zum Prognoseende in 2050 ver-
zeichnen die Stromgestehungskosten in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) 
nochmals einen deutlichen Anstieg.  
 
Der Unterschied für die Kalkulation der Stromgestehungskosten des Energiemix zwischen 
den Berechnungen dieser Arbeit und DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) ist 
maßgeblich auf die Verwendung des Preispfads A in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; 
IfnE, 2012) zurückzuführen. Im Preispfad A werden sowohl hohe Brennstoffkosten als 
auch CO2-Kosten antizipiert, was die höheren Stromgestehungskosten im Energiemix 
erklärt. 
 
Als weitere Vergleichsbasis zur Entwicklung der Stromgestehungskosten im deutschen 
Energiemix kann die Darstellung in PricewaterhouseCoopers (PWC, 2014) gewertet wer-
den. Die Projektion weist einen Anstieg der Stromgestehungskosten auf 95 €/MWh in 
2030 als Maximum auf und gibt anschließend einen Rückgang auf 88 €/MWh an (PWC, 
2014). Die im Vergleich mit dieser Arbeit geringeren Stromgestehungskosten des Ener-
giemix dieser Prognose sind insbesondere auf die Verwendung von Preissteigerungen für 
fossile Brennstoffe zurückzuführen, die beispielsweise für Erdöl ein Drittel unter den 
Annahmen dieser Arbeit liegen.   
 
 
4.3.12 Sensitivitätsanalyse der Stromgestehungskosten 
 
 
Im Folgenden werden verschiedene Sensitivitätsanalysen durchgeführt, mittels derer 
durch Variation eines Parameters dessen Wirkung auf die Ergebnisvariable darzustellen 
ist (Krallmann ; Frank ; Gronau, 2002). Als Ergebnisvariablen werden die Stromgeste-
hungskosten des Energiemix bzw. eines einzelnen Energieträgers herangezogen. Die 
Sensitivitätsanalyse soll insbesondere Aussagen zur Prognose der Brennstoff- und CO2-
Preise ermöglichen. Zudem widmet sich die Analyse spezifisch den einzelnen Parametern 









4.3.12.1 CO2-Zertifikate    
 
 
Die Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise und deren Wirkung auf die zukünftige Nutzung 
fossiler Kraftwerke sind Gegenstand verschiedener wissenschaftlicher Arbeiten. C. Ger-
baulet (Gerbaulet et al., 2012) konstatiert, dass bei CO2-Zertifikatspreisen von über 15 
€/t CO2 kein wirtschaftlicher Betrieb von Braunkohlekraftwerken möglich ist. Auch H.-M. 
Groscurth und S. Bode (Groscurth ; Bode, 2009) sehen deutliche Auswirkungen der CO2-
Zertifikatspreise auf den Kraftwerksbetrieb, wobei hier die Grenze zur Wirtschaftlichkeit 
von Braunkohlekraftwerken über 30 bzw. 35 €/t CO2 gesehen wird. Der allgemeine Effekt 
veränderter CO2-Zertifikatspreise auf die Stromgestehungskosten im Energiemix wird von 
M. Ammon (Ammon, 2014) mit einem Anstieg der Stromgestehungskosten um 0,57 
€/MWh bei einer Erhöhung der CO2-Kosten um 1,00 €/t CO2 beschrieben.   
 
Zunächst sollen am Beispiel von Braunkohlekraftwerken die Auswirkungen von Verände-
rungen der CO2-Zertifikatspreise auf die Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke 
dargestellt werden. Braunkohlekraftwerke eignen sich insbesondere, da sie die höchsten 
CO2-Emissionen fossiler Kraftwerke aufweisen. Infolge unterschiedlicher Eigenschaften 
der Kraftwerke wie Wirkungsgrade und damit einhergehend Emissionsfaktoren findet die 
Analyse für die verschiedenen Technologiestände statt. Basierend darauf, dass CO2-
Preise bis einschließlich 2014 reale Istwerte sind, bezieht sich die Sensitivitätsanalyse auf 
eine Änderung der CO2-Zertifikatspreise ab 2015. Abbildung 73 stellt den Effekt der 
Veränderung der CO2-Zertifikatspreise um 10 bzw. 20 % auf die Stromgestehungskosten 
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Quelle: Eigene Berechnungen
Abbildung 73: Sensitivitätsanalyse CO2-Zertifikatspreise und Stromgestehungskosten 
von Braunkohlekraftwerken 




Trotz der höchsten Emissionsfaktoren bei älteren Braunkohlekraftwerken mit Technolo-
giestand „vor 1980“ wirkt sich ein Anstieg der CO2-Zertifkatspreise um 10 % lediglich mit 
einer Erhöhung der Stromgestehungskosten um 0,1 % aus. Dies fußt auf der angenom-
menen Nutzungsdauer älterer Braunkohlekraftwerke der Technologiestände „vor 1980“ 
und „1980“, die nach 50 Jahren in 2020 bzw. 2030 endet. Dementsprechend sind die 
erhöhten CO2-Preise für Kraftwerke des Technologiestands „vor 1980“ für lediglich fünf 
Jahre kostenwirksam. Der stärkste Effekt auf die Stromgestehungskosten lässt sich für 
Braunkohlekraftwerke mit Inbetriebnahme in 2020 feststellen. Die Zunahme der CO2-
Zertifikatspreise um 10 % impliziert hier einen Anstieg der Stromgestehungskosten um 
4,3 %.  
 
In Bezug auf den gesamten Energiemix fällt die Wirkung der Änderung des CO2-
Zertifikatspreises weitaus geringer im Vergleich zu Braunkohlekraftwerken aus, da im 
Energiemix auch erneuerbare Energien enthalten sind und sich die höheren CO2-Kosten 
entsprechend auf eine größere Strommenge beziehen.  
 
Die Anhebung der CO2-Zertifikatspreise um 10 % bewirkt im Energiemix der Jahre 2010 
bis 2050 einen Anstieg der Stromgestehungskosten zwischen 0,3 und 0,6 %. Demgemäß 
steigen die Stromgestehungskosten des Energiemix im Jahr 2010 um 0,16 €/MWh bei 
einer Erhöhung der CO2-Zertifikatspreise um 10 %. Trotz der festgelegten Änderung der 
CO2-Zertifikatspreise ab dem Jahr 2015 wirkt sich dies auf die Höhe der Stromgeste-
hungskosten im Energiemix des Jahres 2010 aus. Kraftwerke, die im Jahr 2010 im Ener-
giemix enthalten sind, besitzen zum Großteil eine Nutzungsdauer über 2015 hinaus, 
wodurch sich eine Kostenänderung ab 2015 auch auf die Stromgestehungskosten dieser 
Kraftwerke auswirkt. Absolut betrachtet, steigen die Stromgestehungskosten im Ener-
giemix des Jahrs 2030 um das Maximum von 0,67 €/MWh bei einer Erhöhung der CO2-
Zertifikatspreise um 10 % ab 2015. Am Prognosehorizont in 2050 schwächt sich der 
Effekt steigender CO2-Preise auf die Stromgestehungskosten im Energiemix infolge des 
kontinuierlich sinkenden Anteils fossiler Kraftwerke im Energiemix auf 0,44 €/MWh ab. 
Abbildung 74 zeigt die Auswirkungen eines veränderten CO2-Zertifikatspreises auf die 
Stromgestehungskosten des Energiemix. 
 







4.3.12.2 Brennstoffpreise  
 
 
Die Analyse der Wirkung sich ändernder Brennstoffpreise am Beispiel des Energieträgers 
Erdgas ist insofern interessant, da Erdgaskraftwerke bis zum Prognosehorizont in 2050 
neu installiert werden und auf Seiten fossiler Energien zukünftig eine dominante Rolle 
einnehmen. Analog der Darstellung der Sensitivität der CO2-Zertifikatspreise wird die 
Wirkung der Veränderungen des Brennstoffpreises für die Kraftwerke in den verschiede-
nen Technologieständen einzeln untersucht. Änderungen der Brennstoffpreise beziehen 
sich auf den Zeitraum ab 2015. Abbildung 75 zeigt die Wirkung einer Veränderung des 
Erdgaspreises um 10 und 20 % auf die Stromgestehungskosten von Erdgaskraftwerken 
der Technologiestände „vor 1980“ bis „2050“.   
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Eine Erhöhung der Erdgaspreise um 10 % wirkt sich für ältere Kraftwerke der  
Technologiestände „vor 1980“ und „1980“ mit einem Anstieg der Stromgestehungskosten 
zwischen 0,3 und 0,8 % lediglich minimal aus, da annahmegemäß die Preiserhöhung erst 
ab 2015 erfolgt. Im Vergleich der Technologiestände besitzt die Preiserhöhung für Erdgas 
um 10 % im Technologiestand „2020“ die stärkste relative Auswirkung von 5,5 % auf die 
Stromgestehungskosten. Im Technologiestand „2050“ nehmen die Investitionskosten und 
in diesem Zusammenhang die Kapitalkosten deutlich zu, so dass der Effekt des Erdgas-
preisanstiegs um 10 % relativ mit einer Zunahme von 5,1 % auf die Stromgestehungs-
kosten von Erdgaskraftwerken wirkt. Der absolute Anstieg der Stromgestehungskosten 
zeigt hingegen bei einer Erhöhung der Erdgaspreise ab 2015 um 10 % einen Effekt von 
7,1 €/MWh im Technologiestand „2020“ sowie von 15,6 €/MWh im Technologiestand 
„2050“.  
 
Für den gesamten Energiemix wird nachfolgend ein pauschaler Anstieg aller Brennstoff-
preise in der Sensitivitätsanalyse angenommen. Im Jahr 2010 führt eine Erhöhung der 
Brennstoffpreise zu einer Zunahme der Stromgestehungskosten des Energiemix um     
0,5 %. Im Jahr 2040 ist der Effekt eines Anstiegs der Brennstoffpreise um 10 % mit 
einem maximalen Zuwachs um 2,1 % in den Stromgestehungskosten im Energiemix zu 
erwarten. In absoluten Werten wirkt sich ein Anstieg der Brennstoffpreise um 10 % ab 
2015 in den Stromgestehungskosten des Energiemix mit 2,2 €/MWh im Jahr 2040 am 
stärksten aus. Bis 2050 verringert sich dieser Effekt wieder leicht auf 2,0 €/MWh. Abbil-
dung 76 stellt die relativen Auswirkungen der Veränderungen der Brennstoffpreise auf die 
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4.3.12.3 Parameter von PV-Anlagen 
 
 
Neben der Variation allgemeiner Variablen wie Brennstoff- oder CO2-Zertifikatspreise 
findet eine Sensitivitätsanalyse ebenfalls Verwendung, um die Änderung spezifischer 
Anlagenparameter wie Volllaststunden, Investitionskosten, Betriebskosten und Nutzungs-
dauer zu untersuchen. Folgend werden für eine PV-Anlage im Technologiestand „2020“ 
diese Anlagenparameter variiert und deren Effekt auf die Höhe der Stromgestehungskos-




Auf Basis der kalkulierten Stromgestehungskosten einer PV-Anlage mit Inbetriebnahme 
in 2015 von 129,4 €/MWh werden die Auswirkungen der Parametervariationen im vor-
stehenden Diagramm dargestellt. Als stärkster Effekt lässt sich die Veränderung der 
Investitionskosten werten. Erhöht sich die Investitionssumme der PV-Anlage um 10% 
zieht das eine Zunahme der Stromgestehungskosten der PV-Anlage des Technologie-
stands „2020“ von 12,0 €/MWh bzw. 10 % nach sich. Mit nahezu identisch hoher Wir-
kung ist eine Veränderung der Volllaststunden anzusehen, wobei deren Erhöhung die 
Stromgestehungskosten absinken lässt. Eine Erhöhung der Volllaststunden um 10 %, 
beispielsweise durch eine verbesserte Standortwahl oder technologische Fortschritte zur 
Steigerung des Wirkungsgrads, impliziert einen Rückgang der Stromgestehungskosten 
um 11,8 €/MWh bzw. 9,1 %. Verringert sich hingegen die angenommene Volllaststun-
denanzahl um 20 %, steigen die Stromgestehungskosten der PV-Anlage um ein Viertel. 
Ch. Kost (Kost et al., 2013) kommt zu ähnlichen Ergebnissen, die die hohe Bedeutung 
von Investitionskosten und Einstrahlungswerten untermauern.   
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Veränderungen der Betriebskosten sowie der Nutzungsdauer besitzen die geringsten 
Auswirkungen auf die Stromgestehungskosten. Bei einer Erhöhung der Nutzungsdauer 
einer PV-Anlage mit Installationsjahr 2020 von 27 auf 30 Jahre, entsprechend einem 
Anstieg von 10 %, verringern sich die Stromgestehungskosten um lediglich 2,7 % auf 
125,8 €/MWh. Eine Reduktion der Betriebskosten um 10 % wirkt sich mit 1,6 % min-
dernd auf die Höhe der Stromgestehungskosten aus.  
 
4.3.13 Berechnung der Netzparität  der Photovoltaik in Deutschland 
 
 
Auf Basis der Prognose der Stromgestehungskosten sowohl im Energiemix als auch für 
PV-Systeme werden nachfolgend die in Kapitel 3.2.3.1 formulierte notwendige und die 
hinreichende Bedingung für das Vorliegen der Netzparität der Photovoltaik getestet.   
 
 
4.3.13.1 Notwendige Bedingung 
 
 
Zum Test der notwendigen Bedingung gilt es, die Installationsjahre zu ermitteln, in de-
nen die Stromgestehungskosten der Photovoltaik unten denen des Energiemix liegen. 
Der konkrete Vergleich zeigt, dass erstmals für PV-Anlagen mit Installationsjahr 2030 
deren Stromgestehungskosten in mindestens einem Jahr geringer ausfallen als jene des 
Energiemix und folglich die notwendige Bedingung erfüllen. Während der Unterschied 
zwischen Stromgestehungskosten der Photovoltaik und des Energiemix in 2030 minimal 
ausfällt, vergrößert sich der Abstand bis zum Prognosehorizont in 2050 auf 20,4 €/MWh. 
Abbildung 78 zeigt eine Gegenüberstellung der Stromgestehungskosten des Energiemix 
und neu installierter PV-Anlagen.     
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4.3.13.2 Hinreichende Bedingung 
 
 
Zur Prüfung der hinreichenden Bedingung für das Erreichen der Netzparität muss über 
den Zeitraum der Nutzungsdauer die PV-Anlage dem gesamten Energiemix gegenüberge-
stellt werden. Für die ersten PV-Anlagen mit Installationsjahr 2030, die die notwendige 
Bedingung erfüllen, ist entsprechend die hinreichende Bedingung über die Nutzungsdauer 
von 30 Jahren bis 2060 zu prüfen. In den Folgejahren erhöht sich die Nutzungsdauer neu 
installierter PV-Anlagen gemäß der Definition sukzessive und erreicht in 2050 35 Jahre. 
Die Prüfung der hinreichenden Bedingung für Anlagen mit Installationsjahr 2030 und 
später bedingt demnach eine über das Jahr 2050 hinausgehende Analyse der Stromge-
stehungskosten des deutschen Energiemix.  
   
Abbildung 79 vergleicht die Entwicklung der Stromgestehungskosten des Energiemix ab 
2010 mit den jeweiligen Stromgestehungskosten von PV-Anlagen ab dem Installations-
jahr 2030. Es zeigt sich, dass die in 2030 installierten PV-Anlagen zu Beginn und am 
Ende der Nutzungsdauer geringere Stromgestehungskosten als der Energiemix aufwei-
sen, während die zwischenzeitlich rückläufigen Stromgestehungskosten des Energiemix 
im Vergleich mit PV-Anlagen geringer ausfallen. Die Stromgestehungskosten von PV-
Anlagen mit Installationsjahr ab 2035 sind über die gesamte Nutzungsdauer niedriger als 
jene des Energiemix. Entsprechend ist für PV-Anlagen ab Installationsjahr 2035 die hin-
reichende Bedingung der Netzparität erfüllt.  
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In Unterscheidung zum modelltheoretischen Ansatz in Kapitel 3.2 vermindert sich degra-
dationsbedingt die Stromproduktion von PV-Anlagen im Rahmen der Nutzungsdauer. 
Folglich muss die aufgestellte Formel zur Netzparität (Formel 16) mit der jeweiligen 
Stromerzeugung der PV-Anlage vermindert um den Degradationsfaktor ergänzt werden.  
 





) × [' × (1 − ,34)%C]} > 0 
 
EPV = Stromproduktion der PV-Anlage; fDgPV = Degradationsfaktor der PV-Anlage; i = Laufindex; LCOEPV = 
Stromgestehungskosten der PV-Anlage; LCOEEM = Stromgestehungskosten des Energiemix; tn = Periode n 
 
Im Ergebnis von Formel 37 lässt sich ein Wert in Euro je Megawatt ausweisen, der die 
Bilanz der PV-Anlage über ihre Lebensdauer beschreibt. Für PV-Anlagen mit Installations-
jahr 2030 ergibt sich ein leicht negativer Wert von -45.715 €/MW. PV-Anlagen mit Instal-
lation ab 2035 weisen hingegen, aufgrund der weiterhin sinkenden Stromgestehungskos-
ten für neu installierte Systeme, eine positive Bilanz auf. Diese erreicht für PV-Anlagen 
mit Installationsjahr 2035 184.916 €/MW und in 2040 384.299 €/MW.  
 
Zusammenfassend lässt sich feststellen, dass PV-Anlagen mit Installationsjahr 2035 nicht 
nur temporär, sondern auch bilanziell über ihre gesamte Nutzungsdauer geringere 
Stromgestehungskosten als der Energiemix in Deutschland verursachen. Entsprechend 
erfüllen diese Anlagen sowohl die im Energiemarktmodell aufgestellte notwendige als 
auch die hinreichende Bedingung, so dass die Neudefinition der Netzparität der Photovol-
taik am Standort Deutschland für das Jahr 2035 antizipiert werden kann.  
  




5. Ergebnisvergleich und Interpretation  
 
 
5.1 Modelltheoretischer Szenarienvergleich 
 
 
Wie in Kapitel 4.3 dargelegt, weist das beschriebene und kalkulierte realitätsnahe Szena-
rio Abweichungen zum modelltheoretischen Rahmen auf. Im Kern beinhaltet das Modell 
zwei Grundannahmen, die den Unterschied zum realitätsnahen Szenario markieren. Eine 
Annahme betrifft den Kraftwerksbetrieb, der für alle Technologien im technologischen 
Optimum ablaufen soll. Hiermit wird sichergestellt, dass regelbare gegenüber nichtregel-
baren Kraftwerkstechnologien keiner Benachteiligung unterliegen. Eine steigende Anzahl 
an Volllaststunden impliziert einen höheren Stromertrag, der durch bestehende Fixkos-
tenanteile in sinkenden Stromgestehungskosten der regelbaren Kraftwerkstechnologien 
zum Ausdruck kommt.  
 
Abbildung 80 stellt die Stromgestehungskosten in Abhängigkeit der jährlichen Stromer-
zeugung, ausgedrückt in Volllaststunden, dar. Am Beispiel von drei fossilen Kraftwerks-
technologien wird für das Inbetriebnahmejahr 2010 gezeigt, dass für Braunkohlekraft-
werke der stärkste Effekt einer Veränderung der Volllaststunden auf die Höhe der 
Stromgestehungskosten festzustellen ist. Belaufen sich die Stromgestehungskosten eines 
Braunkohlekraftwerks mit Inbetriebnahme in 2010 bei 6.500 Volllaststunden auf 59,7 
€/MWh, steigen diese bei einer Reduktion der jährlichen Betriebsdauer auf 2.500 Volllast-
stunden um 59 % auf 94,9 €/MWh. DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) un-
terstellen im Szenario A für Kohlekraftwerke eine Minderung der Volllast auf 2.600 Stun-
den in 2050.    
 
 
Abbildung 80: Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke mit Inbetriebnahme-
























Eine weitere zentrale Annahme des Modells betrifft die zukünftige Zusammensetzung des 
Energiemix. Dessen realitätsnahe Prognose orientiert sich kurzfristig an konkret geplan-
ten und beantragten Kraftwerksneubauprojekten sowie staatlichen Zielvorgaben zum 
Ausbau erneuerbarer Energien. Als Basis der Langfristprognose dienen wissenschaftliche 
Analysen und wiederum staatliche Zielmarken hinsichtlich des Anteils erneuerbarer Ener-
gien an der Stromproduktion in Deutschland. Im Modellrahmen wird hingegen lediglich 
vom Ziel der Kostenminimierung als Grundlage einer zukünftigen Inbetriebnahme neuer 
Kraftwerke ausgegangen. Vergleichsweise kostenintensive Technologien wie Photovoltaik 
oder Bioenergien würden in dieser kostenminimierenden Modellbetrachtung nicht oder 
nur im Sinne staatlicher Zielsetzungen zur Diversifizierung des Energiemix zum Einsatz 
kommen.  
  
Insgesamt führt die modelltheoretische Betrachtung zu einer Kostenminimierung auf 
Ebene der einzelnen Kraftwerkstechnologien und infolge des kostenorientierten Einsatzes 
im Energiemix zu geringeren Stromgestehungskosten gegenüber dem realitätsnahen 
Szenario. Für Photovoltaik als nichtregelbare Technologie befindet sich die Stromerzeu-
gung und damit die Volllaststundenanzahl bereits im technologischen Optimum, so dass 
sich im Modellrahmen keine Änderung ihrer Stromgestehungskosten ergibt. Die Anwen-
dung des Modells zeigt gegenüber der Realität ein Szenario mit geringeren Stromgeste-
hungskosten der regelbaren Kraftwerkstechnologien und damit des Energiemix, was 
letztlich zu einer Verschiebung des Zeitpunkts der Netzparität der Photovoltaik in die 
Zukunft führt.  
 
 




In der folgenden Gegenüberstellung des novellierten und des klassischen Ansatzes der 
Netzparität der Photovoltaik gilt es, die Spezifika beider Ansätze herauszustellen, diese 
kritisch zu betrachten sowie im Ergebnis die Vor- und Nachteile der Systematiken zu 
vergleichen. 
 
Grundlage der nachfolgenden Diskussion bilden einerseits die in Kapitel 3.1 aufgestellten 
Kriterien zur Beurteilung von Ansätzen zur Netzparität. Dazu zählen die Kostenfokussie-
rung, der Lebenszyklus der Energieerzeugungsanlagen, der Anlagenbetrieb im technolo-
gischen Optimum sowie die Vergleichsbasis im Energiemix. Andererseits findet eine Ge-
genüberstellung der wesentlichen Aussagen beider Ansätze statt.  
 
 







Als grundlegender Unterschied ist die im klassischen Ansatz verwendete Vergleichsbasis 
der Bruttostrompreise für private Haushalte gegenüber den Stromgestehungskosten 
einer neu installierten PV-Anlage zu sehen. Der Bruttostrompreis umfasst Beschaffungs-, 
Vertriebs- und Verteilungskosten sowie Steuern, Gebühren und Abgaben. Letztere, nicht 
technologiebezogene Anteile des Bruttostrompreises stellen mittlerweile den Großteil der 
Vergleichsgröße des Bruttostrompreises dar (BDEW, 2015).  
 
Aufgrund der Tatsache, dass die Stromanbieter nicht zwangsläufig eigene Kraftwerke 
besitzen, wird ein zunehmender Anteil des Stroms über Börsen gehandelt (EEX, 2014b). 
Die hierbei erzielten Preise der Strombeschaffung ergeben sich im Mechanismus des 
Börsenhandels aus Angebot und Nachfrage, was bedeutet, dass sich in ihnen nicht mehr 
die Kosten der Stromerzeugung exakt widerspiegeln. Darüber hinaus stehen einzelne 
Komponenten des Strompreises in Abhängigkeit zueinander, was die Höhe der EEG-
Umlage und den Börsenstrompreis betrifft. Das bewirkt, dass sinkende Börsenstromprei-
se eine Erhöhung der EEG-Umlage nach sich ziehen (Energy Brainpool, 2013). Eine Un-
tersuchung von Energy Brainpool (Energy Brainpool, 2013) zeigt zudem, dass die Höhe 
des Bruttostrompreises des Endkunden durch die Konkurrenzsituation der jeweiligen 
Versorgungsregion determiniert wird. Generell ist zu beachten, dass die Zusammenset-
zung der Bruttostrompreise für private Endkunden im internationalen Vergleich starken 
Unterschieden, unter anderem bezüglich staatlicher Subventionen, unterworfen ist 
(Kitson ; Wooders ; Moerenhout, 2011), was letztlich die Verwendbarkeit des Brutto-
strompreises für einen überregionalen bzw. internationalen Vergleich gegenüber den 
einheitlich berechneten Stromgestehungskosten der Photovoltaik erheblich einschränkt. 
Die Gegenüberstellung von Strompreisen innerhalb Europas bringt bereits deutliche Un-
terschiede zum Vorschein. Entsprechend wies in 2014 der Haushaltsstrom in Deutschland 
mit 29,81 €Cent/kWh nach Dänemark den zweithöchsten Preis innerhalb Europas auf. Für 
Tschechien belief sich der Strompreis für private Haushalte auf lediglich 12,83 €Cent/ 
kWh bzw. 43 % des deutschen Preises (Eurostat, 2015). Die Stromgestehungskosten von 
Deutschland und Tschechien befinden sich hingegen auf vergleichbarem Niveau, was die 
Baseload-Preise von 31,5 €Cent/kWh für Deutschland und 31,7 €Cent/kWh für Tschechi-
en belegen (Eurostat, 2015). Auf Basis der vorstehend aufgezeigten Aspekte ist der 
Bruttostrompreis als objektive und transparente Kennziffer zum Vergleich mit der rein 
technologiebezogenen Betrachtung der Stromgestehungskosten als ungeeignet einzustu-
fen.  
 
Die Verwendung der Stromgestehungskosten als Grundlage des novellierten Ansatzes 
sowohl für die Stromerzeugung der Photovoltaik als auch für die Darstellung des Ener-




giemix setzt einen hohen Aufwand für eine umfassende Analyse und Prognose des Ener-
giemarkts voraus. Zur Abbildung des Energiemix sind für die Kraftwerke jedes Energie-
trägers die Stromgestehungskosten zu bestimmen. Dies erfordert neben der Analyse der 
künftigen Zusammensetzung des Energiemix ebenfalls die Abschätzung der Kostenstruk-
turen der Kraftwerke unter anderem hinsichtlich der Brennstoffkosten, was ein Prognose-
risiko einschließt. Demgegenüber erweist sich die energiewirtschaftliche und rein techno-
logieorientierte Betrachtung in der Anwendung als akteursunabhängiges 
Planungsinstrument auf volkswirtschaftlicher Ebene für den Einsatz von Energieerzeu-
gungstechnologien als eindeutig vorteilhafter.  
 
Mit dem ausschließlichen Kostenfokus des neuen Ansatzes sind Veränderungen in den 
Kostenstrukturen direkt in den ausgewiesenen Stromgestehungskosten darstellbar. Infol-
ge der Abhängigkeit von EEG-Umlage und Börsenstrompreis spiegeln sich Veränderungen 
beispielsweise für Brennstoffkosten im Vergleichswert des Bruttostrompreises nicht adä-
quat wider. In den Stromgestehungskosten lassen sich hingegen die Einflüsse sämtlicher 
Inputparameter direkt nachweisen, was deren Vorteil als Planungsinstrument energiepoli-
tischer Entscheidungen bestätigt.   
 
Lebenszyklus der Energieerzeugungsanlagen 
 
 
Die Verwendung von Stromgestehungskosten der Photovoltaik sowohl im klassischen als 
auch im Ansatz dieser Arbeit bezieht jeweils den gesamten Lebenszyklus dieser Anlagen 
ein. Während der novellierte Ansatz das Konzept der Stromgestehungskosten und ent-
sprechend den Bezug auf den gesamten Lebenszyklus der Kraftwerke stringent auch in 
der Vergleichsgröße des Energiemix umsetzt, spiegeln sich im Bruttostrompreis des tradi-
tionellen Ansatzes lediglich die Kosten des jeweiligen Jahres wider. Aufgrund dieser Jah-
ressicht können zeitlich befristete Veränderungen einzelner Faktoren wie CO2-Zertifikats- 
oder Rohölkosten die Vergleichsgröße, den Bruttostrompreis deutlich tangieren. Exempla-
risch zeigt Kapitel 4.3.4.1 den Einfluss des CO2-Zertifikatspreises auf die Entwicklung der 
jährlichen Kosten eines Steinkohlekraftwerks. Die Einführung von CO2-Zertifikaten mit 
einem Durchschnittspreis von 22,09 €/t CO2 im Jahr 2005 lässt die CO2-Kosten des 












Anlagenbetrieb im technologischen Optimum 
 
 
Die Beurteilung der Wettbewerbsfähigkeit von Erzeugungstechnologien bedingt ver-
gleichbare Voraussetzungen. Für Photovoltaik als fluktuierende erneuerbare Energie ist 
über die Sonneneinstrahlung am jeweiligen Standort deren Stromerzeugung limitiert. Für 
regelbare Kraftwerke begrenzen Rüst- und Wartungszeiten die maximale Einsatzdauer 
von 8.760 Stunden pro Jahr. Der Anlagenbetrieb im technischen Optimum des neuen 
Ansatzes führt letztlich dazu, dass sich für alle betrachteten Kraftwerke die fixen Kosten-
anteile auf die maximal mögliche Stromproduktion verteilen. Entsprechend werden mini-
male Stromgestehungskosten je Energieträger ausgewiesen und in Vergleich gebracht. 
Einschränkend wirkt hierbei der theoretische Charakter dieser Bedingung, die in Verbin-
dung mit der Grundannahme der räumlichen und zeitlichen Unabhängigkeit von Stromer-
zeugung und -verbrauch zu sehen ist. Das bedeutet, dass alle Kraftwerke im technischen 
Optimum Strom erzeugen können, insofern der Energiemarkt durch Übertragungs- und 
Speicherungstechnologien Stromerzeugung und -verbrauch synchronisiert. Wenngleich 
das Kriterium des Anlagenbetriebs im technologischen Optimum als wenig realistisch 
einzustufen ist, zeigt der Vergleich von real erreichten Volllaststunden und theoretischem 
Optimum Ineffizienzen im Energiemarkt an.  
 
§ 11 EEG regelt den Vorrang der Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien 
(Deutsche Bundesregierung, 2014). Als Konsequenz dessen sowie der begrenzten Ver-
fügbarkeit von Technologien zum räumlichen und zeitlichen Ausgleich von Stromerzeu-
gung und -verbrauch müssen regelbare konventionelle Kraftwerke gegenwärtig in ihrer 
Stromerzeugung beschränkt werden. Kapitel 4.3.2.2.2 beschreibt die Prognose der Voll-
laststunden fossiler Kraftwerke und zeigt, dass jene einer fortschreitenden Reduktion 
unterliegen. Folglich arbeiten die Kraftwerke im deutschen Energiemix nicht im Optimum, 
was sich im Bruttostrompreis als zentrale Kennziffer des klassischen Ansatzes ausdrückt.  
 
Vergleichsbasis im Energiemix 
 
 
Im neu erstellten Ansatz bildet der gesamte Kraftwerkspark im Energiemix der jeweils zu 
betrachtenden Region die Vergleichsbasis zur Photovoltaik. Entsprechend sind die In-
tegration der Photovoltaik und damit ihre Wettbewerbsfähigkeit als Grundaussage des 
Ansatzes in Abhängigkeit vom vorliegenden Energiemix zu betrachten.  
 
Die Verwendung des Bruttostrompreises als Vergleichsgröße des klassischen Ansatzes 
umfasst generell ebenfalls den regional bestehenden Energiemix. Allerdings besitzen 
Privathaushalte Wahlfreiheit bezüglich des Stromversorgers und damit des entsprechen-




den Stromtarifs. Folglich wird je nach Tarifwahl lediglich ein Ausschnitt des Energiemix 
als Vergleichsgröße herangezogen.  
 
Vergleich der Aussagen beider Ansätze 
 
 
Der konventionelle Ansatz fußt auf dem Vergleich der Stromgestehungskosten einer neu 
installierten PV-Anlage eines Privathaushalts und dessen Kosten für den Strombezug aus 
dem öffentlichen Stromnetz. Die Netzparität bezeichnet hierbei den Zeitpunkt der Gleich-
heit zwischen Stromgestehungskosten der PV-Anlage und dem Bruttostrompreis im In-
stallationsjahr. Im neu erarbeiteten Ansatz werden die Stromgestehungskosten der Pho-
tovoltaik, als Durchschnittswert aller PV-Anlagen eines Jahres, mit den 
Stromgestehungskosten des Energiemix der betrachteten Region verglichen. Netzparität 
im Sinne dieses novellierten Ansatzes liegt vor, wenn die Stromgestehungskosten des 
Energiemix gegenüber denjenigen der Photovoltaik über den Zeitraum deren Nutzungs-
dauer eine positive Bilanz aufweisen.  
 
Der Vergleich von Bruttostrompreis und Stromgestehungskosten der PV-Anlage impli-
ziert, dass die Stromerzeugung der PV-Anlage bei Erreichen der Parität den Strombezug 
aus dem öffentlichen Stromnetz ersetzen kann. Der klassische Ansatz stellt daher einen 
Indikator zur Einführung von Eigenverbrauchslösungen für private Besitzer von PV-
Anlagen dar. Da die Stromerzeugung der Photovoltaik sowohl im Tages- als auch im 
saisonalen Verlauf stark schwankt, ist mittels einer PV-Anlage keine komplette Autarkie 
vom öffentlichen Strombezug zu erreichen. Das bedeutet, dass der Stromanschluss und 
damit einhergehend der Grundpreis für den privaten Haushalt bestehen bleiben. Entspre-
chend ist richtigerweise anstelle des Bruttostrompreises lediglich der Arbeitspreis für den 
Strombezug als Vergleichsbasis zu verwenden. Darüber hinaus vernachlässigt der klassi-
sche Ansatz den Aspekt der Umsatzsteuerpflicht für eigenverbrauchten PV-Strom (Am-
mon, 2013). Generell besitzt die Verwendung des Bruttostrompreises im traditionellen 
Ansatz den Vorteil, dass die Marktakteure den selbst zu entrichtenden Strompreis kennen 
und folglich die Berechnung nachvollziehen können. Andererseits erweist sich die be-
grenzte Aussagekraft dieses Ansatzes in Hinsicht auf die Wettbewerbsfähigkeit der Pho-
tovoltaik auf volkswirtschaftlicher Ebene als stark nachteilig; nicht zuletzt da der Anwen-
dungsbereich auf private PV-Anlagen lediglich einen begrenzten Teil der 
Gesamtinstallationen umfasst.  
 
Sowohl klassischer als auch novellierter Ansatz sind auf andere Regionen generell unein-
geschränkt übertragbar. In Bezug auf die Kalkulation der Stromgestehungskosten der 
PV-Anlagen sind lediglich standortbezogene Parameter wie Sonneneinstrahlung, Arbeits-
kosten der Anlageninstallation und deren Wartung anzupassen. Als Einschränkung des 




traditionellen Ansatzes lässt sich jedoch die mangelnde Vergleichbarkeit der Bruttostrom-
preise, insbesondere auf internationaler Ebene anführen.  
 
Die Übertragung des neuen Ansatzes von der Photovoltaik auf andere Energieträger ist 
infolge der anwenderunabhängigen Perspektive generell gewährleistet. Im klassischen 
Ansatz besteht die Begrenzung auf Anwender im privaten Haushalt, was sich hinsichtlich 
der Dimensionierung der PV-Anlage sowie in Bezug auf die Vergleichsgröße des Brutto-
strompreises widerspiegelt. Exemplarisch ist die Anwendung des konventionellen Ansat-
zes auf Onshore-Windenergie nicht realisierbar, da kein Anlagenbetrieb bei privaten 
Haushalten erfolgt und somit der Bruttostrompreis als Vergleichsbasis nicht verwendet 
werden kann. Folglich ist die Übertragbarkeit des klassischen Ansatzes auf Technologien 
im Anwendungsfeld ebenfalls privater Haushalte beschränkt. 
 
Zusammenfassend kann konstatiert werden, dass der neu erarbeitete Ansatz aufgrund 
der direkten kostenorientierten Einordnung der Photovoltaik innerhalb des Energiemix 
eine transparente Informationsbasis liefert, die es unter anderem erlaubt, die Einflusspa-
rameter auf die Netzparität direkt zu bestimmen. Die Notwendigkeit der Prognose des 
Energiemix als Berechnungsgrundlage seiner Stromgestehungskosten ist gleichzeitig als 
Ansatzpunkt energiepolitischer Entscheidungsprozesse zu verstehen und bildet die 
Benchmark der eintretenden realen Entwicklung. 
 
 
5.3 Vergleich zum Ansatz systemanalytischer Differenzkosten 
 
 
Wenngleich sich eine Vielzahl von wissenschaftlichen Untersuchungen mit Prognosen zur 
Entwicklung des deutschen Energiemarktes und den damit verbundenen Kosten beschäf-
tigt, lassen sich lediglich einzelne Studien identifizieren, die eine Einordnung der Analy-
seergebnisse zulassen. Unter der Prämisse der Untersuchung der Wettbewerbsfähigkeit 
der Photovoltaik formuliert der neu entwickelte Ansatz einen Vergleich zwischen den 
Kosten der Photovoltaik und denjenigen im Energiemix. Die hierbei angewendete bilanzi-
elle Betrachtung der Kosten für Photovoltaik gegenüber denen des Energiemix findet sich 
in der Darstellung der systemanalytischen Differenzkosten der Photovoltaik wieder.  
 
Im Ansatz der systemanalytischen Differenzkosten werden die Stromgestehungskosten 
erneuerbarer Energien auf Jahresbasis mit den Stromgestehungskosten des fossilen und 
nuklearen Kraftwerksparks verglichen. Dieser Ansatz postuliert die generelle Verdrän-
gung konventionell produzierten Stroms mittels erneuerbarer Energien. Entsprechend 
sind die Differenzkosten als Mehrkosten gegenüber den sonst anfallenden konventionel-
len Stromgestehungskosten aufzufassen.  




Die systemanalytischen Differenzkosten lassen sich nach ISI (ISI et al., 2010) als Diffe-
renz aus den Jahreskosten für Strom aus erneuerbaren Energien sowie dem Produkt aus 
dem anlegbaren Preis und der Strommenge erneuerbarer Energien berechnen. Der als 
anlegbarer Preis bezeichnete Vergleichswert umfasst demnach lediglich fossile Kraftwerke 
im Energiemix und spiegelt somit nicht dessen gesamte Stromgestehungskosten wider. 
Als Ergebnis der Berechnungen in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 2012) erge-
ben sich für die Prognosen im Preispfad C erst um 2050 negative Differenzkosten der 
Photovoltaik in Deutschland. Das bedeutet, dass bis zu diesem Zeitpunkt der Betrieb von 
PV-Anlagen mit Mehrkosten gegenüber dem verdrängten konventionell generierten Strom 
verbunden ist.  
 
Als Resultat dieser Arbeit wird das Erreichen der Netzparität der Photovoltaik für das Jahr 
2035 kalkuliert. Der Unterschied der Berechnungen in DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; 
IfnE, 2012) und der eignen Prognose lässt sich auf die jeweilige Vergleichsgröße zurück-
führen. Im neuen Ansatz wird der gesamte Energiemix in der Gegenüberstellung verwen-
det, so dass erneuerbare Energien in diesem Vergleichswert entsprechend ihrer Anteile 
im Energiemix enthalten sind und zu höheren Kosten führen.  
 
 
5.4 Implikationen für die Energiepolitik 
 
 
Energiepolitik ist gemäß den Ausführungen von M. Häder (Häder, 2010) als impliziter 
Bestandteil der Wirtschafts- und Umweltpolitik der deutschen Volkswirtschaft zu verste-
hen. Die allgemeinen energiepolitischen Zielstellungen umfassen Versorgungssicherheit, 
Kosteneffizienz und Umweltverträglichkeit. Die Versorgung einer Volkswirtschaft mit 
Energie bildet somit eine tragende Säule deren Wettbewerbsfähigkeit (Häder, 2010). Im 
Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) wird aus dem Zieldreieck der Energiepolitik ein Fünf-
eck, das zusätzlich Verbraucherfreundlichkeit und Energieeffizienz beinhaltet (BMWi, 
2014b).   
 
Wie in Kapitel 4 ausführlich dargestellt, strebt die zukünftige Energiepolitik insbesondere 
den Ausbau von Windenergie und Photovoltaik an. Die weitere Entwicklung der Stromge-
stehungskosten dieser erneuerbaren Energien hängt maßgeblich vom technologischen 
Fortschritt hinsichtlich der Erhöhung der Volllaststundenanzahl sowie vom globalen Aus-
bau und der damit einhergehenden Realisierung von Lernkurveneffekten ab. Bereits 
realisierte Kostensenkungen erneuerbarer Energien, allen voran der Photovoltaik, sind als 
beispielhaft für die zukünftige Entwicklung anzusehen. Der Vergleich neu installierter 
Kraftwerke im Basisjahr 2010 zeigt bereits deutlich, dass Onshore-Windenergie geringere 
Stromgestehungskosten besitzt als neu errichtete Steinkohle- oder Erdgaskraftwerke. 




Im Fall fossiler Kraftwerke ist die kostengünstige Bereitstellung von Strom an die Verfüg-
barkeit und den Preis der einzusetzenden Brennstoffe sowie der CO2-Zertifikate gekop-
pelt. Die Analyse wissenschaftlicher Arbeiten, wie auszugsweise in Kapitel 4.3.2.2 darge-
stellt, offenbart ein breites Spektrum der zukünftigen Entwicklung von Brennstoff- und 
CO2-Zertifikatspreisen. 
 
Unter dem Titel „Leitstudie 2011“ erarbeiteten DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012) in 2012 eine Grundlagenstudie für die energiepolitische Ausrichtung in Deutsch-
land. Im Rahmen dieser Studie werden drei Preispfade der zukünftigen Entwicklung für 
Brennstoffpreise und CO2-Zertifikatskosten modelliert. Die Anwendung dieser Prognose-
werte führt bei Kraftwerksneubauten des Jahrs 2010 zu gravierenden Unterschieden in 
ihren Stromgestehungskosten. Am deutlichsten ist der Unterschied zwischen den ver-
wendeten Preispfaden A und C, was zu einer Differenz der Stromgestehungskosten für 
Erdgaskraftwerke von 30 % sowie für Steinkohlekraftwerke von 28 % führt. Abbildung 
81 stellt die Stromgestehungskosten beider Kraftwerkstypen der drei Preisszenarien zu 
Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreisen nach DLR, IWES und IfnE (DLR ; IWES ; IfnE, 
2012) dar.  
 
 
Abbildung 81: Stromgestehungskosten von Erdgas- und Steinkohlekraftwerken in Ab-
hängigkeit von der Entwicklung der Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreise 
 
Im Energiemarktmodell dieser Arbeit wird der Wettbewerb der Energieträger lediglich auf 
die Ebene der Stromgestehungskosten reduziert. Die räumliche und zeitliche Anpassung 
zwischen Stromangebot und -nachfrage ist, wie in Kapitel 1.4 dargestellt, nicht dem 
einzelnen Energieträger zurechenbar. Dieser Ausgleich kann einerseits physisch durch die 
Bereitstellung von Infrastruktur in Form von Stromnetzen und Speicherkapazitäten ge-
leistet werden. Andererseits würde eine stärkere Flexibilisierung des Strommarkts dieses 
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Die deutsche Bundesregierung hat sich im Rahmen der Energiewende dazu verpflichtet, 
mittels des gezielten Ausbaus erneuerbarer Energien deren Anteil bis 2050 auf mindes-
tens 80 % am Bruttostromverbrauch zu steigern. Ende 2014 betrug der Anteil der erneu-
erbaren Energien am Bruttostromverbrauch bereits 27,8 % (Deutsche Bundesregierung, 
2015). Hierbei ist die Frage aufzuwerfen, ob die Energiewende im rein kostenorientierten 
Energiemarkt infolge mittel- und langfristig steigender Preise für Brennstoffe, CO2-
Zertifikate und Investitionskosten konventioneller Kraftwerke gegenüber den erneuerba-
ren Energien mit sinkenden Stromgestehungskosten nicht als automatischer Prozess zu 
betrachten ist? Sowohl die Entwicklung der Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreise für 
fossile Kraftwerke als auch die Realisierung der Lernkurven erneuerbarer Energien stehen 
in Abhängigkeit internationaler Entwicklungen und sind durch die nationale Energiepolitik 
kaum zu beeinflussen. Nach Einführung des EEG nahm Deutschland in der Photovoltaik 
kurzfristig eine dominierende Rolle als größter Absatzmarkt der Welt ein, so dass die 
Ausgestaltung einer nationalen Förderpolitik die internationale Lernkurve determinierte. 
Mittelfristig haben bis Ende 2014 bereits 20 Ländermärkte mehr als 1 GW an PV-Leistung 
installiert mit der Konsequenz, dass sich der Einfluss einzelner Absatzmärkte deutlich 
verringert hat (IEA, 2015).   
 
Die Ausführungen dieser Arbeit zeigen, dass mit dem Erreichen der Netzparität eines 
Energieträgers sich dessen Einsatz bilanziell über die Nutzungsdauer des Kraftwerks 
mindernd auf die Stromgestehungskosten im Energiemix auswirkt. Für die Periode zwi-
schen 2010 und 2020 sind prognosegemäß Neuinstallationen an konventionellen fossilen 
Kraftwerken im Umfang von 21,1 GW vorgesehen. Mit 13,3 GW findet das Gros dieser 
Neuinstallationen bis 2015 statt, wobei Steinkohle mit 7,4 GW vor Braunkohle und Erd-
gas den weitaus höchsten Anteil an den Neubauten besitzt.  
 
Abbildung 82 vergleicht die Stromgestehungskosten konventioneller Neubauprojekte in 
2015 mit der kalkulierten Entwicklung der Stromgestehungskosten im Energiemix und 
setzt diese in Bezug zu den Stromgestehungskosten von Onshore-Windenergie-Anlagen 
mit Inbetriebnahme innerhalb dieser Periode.   
 





Abbildung 82: Bilanzieller Vergleich der Stromgestehungskosten verschiedener Energie-
träger mit Installationsjahr 2015 
 
Der Vergleich der Stromgestehungskosten legt für die Investitionen in Braunkohlekraft-
werke mit Installationsjahr 2015 offen, dass mit Ausnahme der Anfangsjahre deren 
Stromgestehungskosten deutlich geringer als diejenigen des Energiemix ausfallen, was 
insgesamt zu einer positiven Bilanz führt. Sowohl Erdgas als auch die mehrheitlich neu 
installierten Steinkohlekraftwerke liegen mit ihren kalkulierten Stromgestehungskosten 
erheblich über dem Energiemix und verteuern ihn entsprechend. Bei Onshore-
Windenergie ist ersichtlich, dass innerhalb der vergleichsweise kurzen Nutzungsdauer 
dieser Anlagen, deren geringe Stromgestehungskosten einen stark positiven Beitrag zu 
den Kosten des Energiemix leisten. Kostenseitig wäre demnach der Installation von  
Onshore-Windenergie insgesamt und unter den fossilen Kraftwerken speziell dem Neubau 
von Braunkohle- gegenüber Steinkohlekraftwerken der Vorzug zu geben.  
 
Der neu formulierte Ansatz zeigt den kostensenkenden Nutzen einer Technologie nach 
Erreichen deren Netzparität. In der Gegenüberstellung einer zusätzlichen Installation von 
10 GW an PV-Anlagen für die Zeitpunkte 2025, 2030 und 2035 zum realitätsnahen Sze-
nario dieser Arbeit wird ersichtlich, dass vor Erreichen der Netzparität die Installation von 
PV-Anlagen die Stromgestehungskosten im Energiemix erhöht. Infolge der sich verän-
dernden Zusammensetzung des Energiemix ist der Effekt innerhalb der Nutzungsdauer 
der PV-Anlagen unterschiedlich stark. Werden in 2025 10 GW an PV-Leistung zusätzlich 
installiert, steigen die Stromgestehungskosten im Energiemix in diesem Jahr um 0,26 
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die Stromgestehungskosten des Energiemix lediglich um 0,16 €/MWh. Abbildung 83 stellt 






Die bilanzielle Betrachtung im Ansatz dieser Arbeit zeigt, dass sich der Einsatz von Ener-
gieträgern nach Erreichen der Netzparität kostenmindernd auswirkt. Dem folgend wird 
die energiepolitische Empfehlung formuliert, insbesondere neue Technologien erst in 
größerem Umfang einzusetzen, wenn ihre Netzparität im Sinne der hier erarbeiteten 
neuen Definition erreicht ist. Bei den erneuerbaren Energien sollten sich Neuinstallatio-
nen entsprechend auf Onshore-Windenergie und Wasserkraft konzentrieren. Der starke 
Ausbau der PV-Leistung zwischen 2010 und 2012 wäre im kostenseitigen Optimum erst 
20 bis 25 Jahre später erfolgt.   
 
 
5.4.1 Exkurs: Auswirkungen des deutschen Atomausstiegs   
 
 
Die Entscheidung der Deutschen Bundesregierung vom 31.07.2011 und der damit be-
schlossene Ausstieg Deutschlands aus der atomaren Stromerzeugung stellen einen au-
ßerordentlichen Einschnitt in die Strukturen der Stromerzeugung in Deutschland dar und 
besitzen gleichfalls deutliche Auswirkungen auf die Stromgestehungskosten im deutschen 
Energiemix (BMU, 2011a). Der nachfolgende Exkurs soll darstellen, wie der Atomausstieg 
die Stromgestehungskosten im deutschen Energiemix verändert.  
 
Abbildung 83: Veränderung der Stromgestehungskosten im Energiemix in Abhängigkeit 
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Die Entscheidung zum Atomausstieg löst generell verschiedene Entwicklungen aus. Einer-
seits erhöhen sich durch die verkürzte Betriebsdauer von Kernkraftwerken deren Strom-
gestehungskosten, andererseits sind Investitionen in Ersatzkraftwerke notwendig, um die 
dadurch ausbleibende Stromproduktion der Kernkraftwerke zu kompensieren.  
 
Den Ausführungen von EWI und EEFA (EWI ; EEFA, 2005) folgend, beträgt die normale 
Nutzungsdauer von Kernkraftwerken 40 Jahre, wobei längere Betriebsdauern von bis zu 
60 Jahren mittels technischer Anpassungen realisierbar sind. Im Kontext des Atomaus-
stiegs wurde die reguläre Nutzungsdauer beschränkt, so dass Ende 2022 die Betriebser-
laubnis des letzten Kernkraftwerks erlischt. Ohne diesen staatlichen Einschnitt würde die 
Stromerzeugung aus Kernkraft am Standort Deutschland erst in 2029 enden.  
 
Für das Szenario der regulären Betriebsdauer von 40 Jahren würde gegenüber der ver-
kürzten Nutzungsdauer in Kernkraftwerken eine höhere kumulierte Stromproduktion 
erfolgen, wodurch sich fixe Investitions- und Kapitalkosten auf eine größere Strommenge 
beziehen und somit einen geringeren Anteil an den Stromgestehungskosten aufweisen. 
Gleichfalls würden sich Rückstellungen für Rückbaukosten über eine längere Periode 
verteilen, wodurch die jährlichen Zahlungen geringer ausfallen. Dem stünde eine leichte 
Zunahme der Betriebs- und Brennstoffkosten der Kernkraftwerke gegenüber. Insgesamt 
zeigt die Darstellung für Kernkraftwerke im Technologiestand „vor 1980“ eine Reduktion 
der Stromgestehungskosten im Kontext der Laufzeitverlängerung auf 40 Jahre um 0,8 
€/MWh oder 2,6 %. Für Kernkraftwerke im Technologiestand „1980“ würden sich die 
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Quelle: eigene Berechnungen
Abbildung 84: Stromgestehungskosten von Kernkraftwerken im Szenarienvergleich 




Mit dem Atomausstieg erfolgt ab dem Jahr 2023 keine Stromerzeugung in deutschen 
Kernkraftwerken mehr. Unter der Maßgabe einer regulären Betriebsdauer von 40 Jahren 
besteht in 2023 eine Bruttoleistung an Kernkraftwerken im deutschen Energiemix von 
12,8 GW. Ohne technische Anpassungen verringert sich bis 2025 die Anzahl der stromer-
zeugenden Kernkraftwerke auf sieben, ab 2027 sind lediglich noch drei Kernkraftwerke 
im regulären Betrieb. Als letztes Kraftwerk erreicht zum Jahresende 2029 das 1989 in 
Betrieb genommene Neckarwestheim 2 das Ende der regulären Nutzungsdauer (Bundes-





Auf Basis der längeren Nutzungsdauer von 40 Jahren und einer angenommenen Anzahl 
von 7.800 Volllaststunden nach 2023 produzieren die Kernkraftwerke eine zusätzliche 
Bruttostrommenge von 918 TWh gegenüber der Bruttostromerzeugung im Szenario des 
Atomausstiegs bis Ende 2022. Im Zuge der Vergleichbarkeit der Auswirkungen des 
Atomausstiegs wird für das Szenario mit regulärer Nutzungsdauer ein analoger Ausbau 
erneuerbarer Energien und fossiler Kraftwerke wie im Szenario des Atomausstiegs ver-
wendet.  
 
Im Ausgangsjahr 2010 führt die Verlängerung der Nutzungsdauer der Kernkraftwerke zu 
einer minimalen Absenkung der Stromgestehungskosten im Energiemix um 0,3 auf 61,1 
€/MWh. Ursächlich für diese Reduktion sind die über die gesamte Nutzungsdauer vermin-
derten Stromgestehungskosten der Kernkraftwerke, die sich somit bereits in 2010 kos-
tendämpfend auswirken. In 2015 zeigt sich der Effekt der Laufzeitverlängerung mit einer 
Absenkung der Stromgestehungskosten im Energiemix von 7,4 €/MWh bzw. 9,4 % am 
stärksten. Absolut gesehen, lässt sich in 2025 ein ähnlich starker Effekt mit 7,2 €/MWh 
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Quelle: eigene Berechnungen/ Bundesnetzagentur (2013)
Abbildung 85: Installierte Bruttoleistung an Kernkraftwerken 1970 bis 2030 




2030 keine Wirkung der Laufzeitverlängerung für Kernkraftwerke in den Stromgeste-
hungskosten des Energiemix festzustellen. Abbildung 86 zeigt den Vergleich der Strom-
gestehungskosten im Energiemix mit Atomausstieg sowie Laufzeitverlängerung der Kern-
kraftwerke.   
 
 
Abbildung 86: Stromgestehungskosten im Energiemix mit Atomausstieg im Vergleich zur 
Laufzeitverlängerung 
 
Weitere Untersuchungen zu Auswirkungen einer Laufzeitverlängerung von Kernkraftwer-
ken in Deutschland erzielen zur vorstehenden Analyse vergleichbare Ergebnisse. In T. 
Traber und C. Kemfert (Traber ; Kemfert, 2012) wird im Fall der Laufzeitverlängerung ein 
preismindernder Effekt auf den Großhandelsstrompreis in 2020 von 2 bis 6 €/MWh prog-
nostiziert. Infolge der Annahme der Außerbetriebnahme des letzten Kernkraftwerks erst 
in 2036 stellen T. Traber und C. Kemfert (Traber ; Kemfert, 2012) für 2030 eine Wirkung 
auf den Großhandelspreis in Höhe von 4 bis 11 €/MWh fest. Auch Prognos, EWI und GWS 
(Prognos ; EWI ; GWS, 2011) erwarten für die Option einer Laufzeitverlängerung von 
Kernkraftwerken Auswirkungen auf den Großhandelsstrompreis, wobei der Effekt von            
5 €/MWh in 2015 auf 13 €/MWh in 2030 zunimmt.  
 
Unter der vorstehend getroffenen Annahme eines unveränderten Kraftwerksparks im Fall 
einer Laufzeitverlängerung auf 40 Jahre ergeben sich keine Auswirkungen auf das Errei-
chen der Netzparität der Photovoltaik nach 2030. Auswirkungen des Atomausstiegs auf 
die Netzparität der Photovoltaik stellen sich hingegen ein, insofern die durch den vorzei-
tigen Atomausstieg weniger erzeugte Strommenge durch Kraftwerksneubauten kompen-
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5.4.2 Anforderungen an die Politik 
 
 
Der erarbeitete Ansatz zur Netzparität als kostenbasiertes, langfristorientiertes und tech-
nologieneutrales Modell ergibt dessen Eignung als Instrument der energiepolitischen 
Planung, das die Umsetzung wesentlicher politischer Ziele wie die Erhöhung des Anteils 
erneuerbarer Energien oder die Reduktion von CO2-Emissionen kostenminimal ermög-
licht.  
 
Im Zusammenspiel einzelner Kraftwerkstechnologien im Energiemarkt wird deutlich, dass 
staatliche Eingriffe in Bezug auf Laufzeiten oder einzelne Kostenkomponenten der Kraft-
werke jeweils Auswirkungen auf deren Stromgestehungskosten, auf die Kosten im Ener-
giemix und entsprechend auf den Vergleich mit anderen Technologien bzw. die Wettbe-
werbsfähigkeit der primär betrachteten erneuerbaren Energie Photovoltaik besitzen. Der 
staatlich vorgeschriebene Atomausstieg wirkt sich beispielsweise auf die Stromgeste-
hungskosten im Energiemix im Maximum durch eine Erhöhung um 10,5 % aus.  
 
Aktuelle Überlegungen des Bundesministeriums für Wirtschaft und Energie (BMWi) zu 
einer Klimaschutzabgabe für ältere Kohlekraftwerke lassen weitere Eingriffe in die Kos-
tenstrukturen des bestehenden Kraftwerksparks erwarten (BMWi, 2015). Die Wirkung 
eines solchen Eingriffs führt im verwendeten LCOE-Ansatz zu einem Anstieg der Strom-
gestehungskosten. Die im Kontext der Klimaschutzabgabe diskutierte zusätzliche CO2-
Steuer für ältere Braunkohlekraftwerke von 18 bis 20 €/t CO2 ab 2016 würde, übertragen 
auf die Berechnung der Stromgestehungskosten von Braunkohlekraftwerken des Techno-
logiestands „vor 1980“, lediglich eine Zunahme der Stromgestehungskosten um 0,3 
€/MWh auf 17,9 €/MWh bedeuten. In der betriebswirtschaftlichen Realität des Kraft-
werksbetriebs werden hingegen variable Stromgestehungskosten auf Jahresebene heran-
gezogen (Moser ; Rotering ; Schäfer, 2014). Im Fall der betrachteten Braunkohlekraft-
werke bedeutet eine Erhöhung der CO2-Kosten um 20 €/t CO2 für das Jahr 2016 einen 
Anstieg der variablen Stromgestehungskosten um 79 %, was die Stilllegung dieser 
Kraftwerke nach sich zieht.  
 
Eine Grundannahme des vorgestellten Ansatzes der Netzparität besteht in der ausschließ-
lichen Kostenanalyse der Stromerzeugung ohne eine weiterführende Betrachtung der 
zeitlichen und räumlichen Bereitstellung des Stroms. Diese rein angebotsseitige Betrach-
tung überträgt demnach dem Energiemarkt die Aufgabe der Versorgungssicherheit. Um 
den notwendigen Ausgleich zwischen Stromangebot und -nachfrage jederzeit und auf 
regionaler Ebene zu gewährleisten, werden als Infrastruktur im Energiemarkt unter ande-
rem Stromnetze und -speicher zur Verfügung gestellt. Die Kosten dieser Infrastruktur-
maßnahmen werden im Modellrahmen von allen Marktakteuren gemeinsam getragen.  





Zusammenfassend kann daher konstatiert werden, dass der politische Auftrag in der 
Ausgestaltung von verlässlichen, langfristig orientierten Rahmenbedingungen für den 
Energiemarkt besteht. Nicht einzig die Energiewende als nationales Projekt, sondern jede 
Investition in Kraftwerkskapazitäten bedingt die langfristige Stabilität der Rahmenbedin-
gungen im Energiemarkt. Politik ist in der Verantwortung, einen transparenten Wettbe-
werb der Energieträger und deren Technologien zu gewährleisten. Die aktuellen Diskussi-
onen zum Bau der Hochspannungs-Gleichstrom-Übertragungs-Leitungen (HGÜ) SuedLink 
demonstrieren jedoch die massiven Schwierigkeiten, einen politischen Rahmen zu gestal-
ten, der einen kostenbasierten Wettbewerb der einzelnen Energieträger zulässt (Gir-








(50Hertz et al., 2013) 50Hertz Transmission GmbH ; Amprion GmbH ; TenneT TSO 
GmbH ; TransnetBW GmbH: Netzentwicklungsplan Strom 2013 - zweiter Entwurf der 
Übertragungsnetzbetreiber. 2013. unter: http://www.netzentwicklungsplan.de/NEP_ 
2013_2_Entwurf_Teil_1_Kap_1_bis_9.pdf (abgerufen am 19.01.2014) 
 
(50Hertz et al., 2014) 50Hertz Transmission GmbH ; Amprion GmbH ; TenneT TSO 
GmbH ; TransnetBW GmbH: Szenariorahmen für die Netzentwicklungspläne Strom    
2015 - Entwurf der Übertragungsnetzbetreiber. 2014. unter: http://www.netzentwick-
lungsplan.de/system/files/documents/Szenariorahmen_ NEP2015_Entwurf_140430.pdf 
(abgerufen am 01.09.2014) 
 
(AEE, 2014) Agentur für Erneuerbare Energien: Haushaltsstrompreis 2014 (Prognose).  
2014. unter: http://www.unendlich-viel-energie.de/media/image/4844.AEE_ Haushalts-
strompreis-2014-Zusammensetzung_jun14_72dpi.jpg (abgerufen am 19.10.2014) 
 
(AGEB, 2012) Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen (AGEB): Energie in Zahlen - Arbeit 
und Leistungen der AG Energiebilanzen. 2012. unter: http://www.ag-energiebilanzen. 
de/DE/faq/definitionenmethodik/definitionenmethodik.html (abgerufen am 09.08.2014) 
 
(Aiginger, 2008) Aiginger, Karl: Wettbewerbsfähigkeit von Firmen, Regionen und Län-
dern. 2008. In: Die Volkswirtschaft - Das Magazin für Wirtschaftspolitik, 3/2008. unter: 
http://www.dievolkswirtschaft.ch/editions/200803/pdf/Aiginger.pdf (abgerufen am 
22.03.2015)    
 
(AMI, 2012) Agrarmarkt Informations-Gesellschaft mbH (AMI): Feste Preise für Mais-
silage. 2012. unter: http://www.ami-informiert.de/uploads/media/20121022 _Presse-
mitteilung-Feste_Preise_f%C3%BCr_Maissilage.pdf (abgerufen am 28.06.2014) 
 
(Ammon, 2013) Ammon, Martin: Wettbewerbsfähigkeit der Photovoltaik im deutschen 
Energiemix – Neudefinition des Ansatzes der Netzparität. 2013. In: Zeitschrift für Ener-
giewirtschaft. DOI 10.1007/s12398-013-0107-7 
 
(Ammon, 2014) Ammon, Martin: Einfluss der CO2-Zertifikatspreise auf die Stromgeste-







(Anderer et al., 2012) Anderer, Pia ; Dumont, Ulrich ; Massmann, Edith ; Keuneke, Rita: 
Wasserkraftnutzung in Deutschland: Wasserrechtliche Aspekte, ökologisches Modernisie-
rungspotenzial und Fördermöglichkeiten. 2012. unter: http://www.umweltbundesamt.de/ 
publikationen/wasserkraftnutzung-in-deutschland (abgerufen am 03.09.2014) 
 
(Band et al., 2013) Band, Sebastian ; Borghoff, Stefan ; Büttner, Uwe ; Kaulard, Jörg ; 
Kilian-Hülsmeyer, Yvonne ; Maqua, Michael ; Mildenberger, Oliver ; Schimpfke, Thomas ; 
Sonnenkalb, Martin ; Stahl, Thorsten ; Weiß, Stefanie ; Wetzel, Norbert: Fukushima 
Daiichi 11. März 2011 - Unfallablauf | Radiologische Folgen. 2013. unter: http://www. 
grs.de/sites/default/files/pdf/GRS-S-53.pdf (abgerufen am 14.01.2014) 
 
(Bayerischer Cluster Energietechnik, 2012) Bayerischer Cluster Energietechnik: Analyse 
des Entwicklungspotenzials von PV-Modultechnologien für Polykristallines Silizium poly-Si 
und Cadmium-Tellurid Dünnschicht CdTe durch die Analyse von Lernkurven, Material-
preisentwicklung und Rohstoffverfügbarkeit. 2012. unter: http://www.bayern-innovativ. 
de/pv-studie2012/studie.pdf (abgerufen am 20.12.2013) 
 
(BDEW, 2013a) Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V. (BDEW): BDEW-
Strompreisanalyse Mai 2013: Haushalte und Industrie. 2013. unter: https://www.bdew.  
de/ internet.nsf/id/123176ABDD9ECE5DC1257AA20040E368/$file/13%2005%2027% 
20BDEW_Strompreisanalyse_Mai%202013.pdf (abgerufen am 06.01.2014) 
 
(BDEW, 2013b) Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V. (BDEW): Kraft-
werksplanungen und aktuelle ökonomische Rahmenbedingungen für Kraftwerke in 
Deutschland - Kommentierte Auswertung der BDEW-Kraftwerksliste 2013. 2013. unter: 
https://www.bdew.de/internet.nsf/id/A4D4CB545BE8063DC1257BF30028C62B/$file/Anla
ge_1_Energie_Info_BDEW_Kraftwerksliste_2013_kommentiert_Presse.pdf (abgerufen am 
10.08.2014) 
 
(BDEW, 2015) Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V. (BDEW): Der 
Strompreis für private Haushalte. 2015. unter: https://www.bdew.de/internet.nsf/id/ 
9D1CF269C1282487C1257E22002BC8DD/$file/150409%20BDEW%20zum%20Strom-
preis%20der%20Haushalte%20Anhang.pdf (abgerufen am 18.07.2015) 
 
(BDW, 2014) Bundesverband Deutscher Wasserkraftwerke (BDW) e. V.: Installierte 
Leistung und Stromproduktion. 2014. unter: http://www.wasserkraft-deutschland.de/ 






(BFE, o.J.) Bundesamt für Energie (BFE):  Masse, Einheiten, Zahlen: Umrechnungsfakto-
ren, Masseinheiten und Energieinhalte. o. J. unter: http://www.erdgas.ch/fileadmin/ 
customer/erdgasch/Data/Erdgas/Preise/umrechnungsfaktoren.pdf (abgerufen am 
25.01.2014) 
 
(BfS, 2013) Bundesamt für Strahlenschutz (BfS): Bekanntmachung gemäß § 7 Absatz 1 c 
Atomgesetz (AtG) - Jahresmeldung 2012. 2013. unter: http://www.bfs.de/de/         
kerntechnik/ausstieg/Elektrizitaetsmenge_Jahr2012.pdf (abgerufen am 03.05.2014) 
 
(BINE, 2009) BINE Informationsdienst: Geothermische Stromerzeugung in Soultz-sous-
Forêts. 2009. unter: http://www.bine.info/fileadmin/content/Presse/Projektinfos_2009/ 
Projekt_0409/projekt_0409_internetx.pdf (abgerufen am 05.07.2014) 
 
(Black & Veatch, o.J.) Black & Veatch: Levelized Cost of Energy Calculation – Metho-   
dology and Sensitivity. o. J. unter: http://csep.efchina.org/report/20112844913435. 
70772110666485.pdf/Levelized%20Cost%20of%20Energy%20Calculation_BV_EN.pdf 
(abgerufen am 06.04.2014) 
 
(Blakers, 2011) Blakers, Andrew: Retail grid parity for Photovoltaics. 2011. unter: http:// 
www.hans-josef-fell.de/content/index.php/component/docman/doc_download/ 611-
english-australia-grid-parity?Itemid=108. (abgerufen am 09.01.2014) 
 
(BMF, 2014) Bundesministerium der Finanzen (BMF): Umsatzsteuer - Anwendungserlass 
vom 1. Oktober 2010, BStBl I S. 846 – aktuelle Version (Stand 06. Januar 2014). 2014. 
unter: http://www.bundesfinanzministerium.de/Content/DE/Downloads/BMF_Schreiben/ 
Steuerarten/Umsatzsteuer/Umsatzsteuer-Anwendungserlass/Umsatzsteuer-Anwendungs-
erlass-aktuell-Stand-2014-01-06.pdf?__blob=publicationFile&v=28 (abgerufen am 
09.01.2014) 
 
(BMU, 2002) Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU): 
Bericht über den Stand der Markteinführung und der Kostenentwicklung von Anlagen zur 
Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien (Erfahrungsbericht zum EEG). 2002. 
unter: http://www.erneuerbare-energien.de/fileadmin/ee-import/files/pdfs/ allgemein/ 









(BMU, 2011a) Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU): 




497921 (abgerufen am 27.04.2014) 
 
(BMU, 2011b) Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU): 
Erfahrungsbericht 2011 zum Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG-Erfahrungsbericht) 




(BMWi, 2013) Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi): Zahlen und Fak- 
ten - Energiedaten: Nationale und Internationale Entwicklung. 2013. unter: http:// 
www.bmwi.de/DE/Themen/Energie/Energiedaten-und-analysen/energiedaten.html    
(abgerufen am 22.12.2013) 
 
(BMWi, 2014a) Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi): Zahlen und Fak-
ten - Energiedaten. 2014. unter: http://bmwi.de/DE/Themen/Energie/Energiedaten-und-
analysen/Energiedaten/gesamtausgabe,did=476134.html (abgerufen am 12.12.2014) 
 
(BMWi, 2014b) Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi): Gesetz über die 
Elektrizitäts- und Gasversorgung (Energiewirtschaftsgesetz - EnWG). 2014. unter: http:// 
www.gesetze-im-internet.de/bundesrecht/enwg_2005/gesamt.pdf (abgerufen am 
16.05.2015) 
 
(BMWi, 2015) Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi): Antworten des 
Bundesministeriums für Wirtschaft und Energie auf die Fragen der CDU/CSU-Fraktion im 
Deutschen Bundestag vom 27. März 2015 zu den energiepolitischen Vorschlägen des 
BMWi vom März 2015. 2015. unter: http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/S-T/ 
strommarkt-fragenkatalog-cdu-csu,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de, rwb= 
true.pdf (abgerufen am 12.05.2015) 
 
(Bode ; Groscurth, 2011) Bode, Sven ; Groscurth, Helmuth-M.: Kurzstudie: Die künftige 
Rolle von Gaskraftwerken in Deutschland. 2011. unter: http://www.die-klima-allianz.de/ 
wp-content/uploads/2011/10/Klima-Allianz-Studie-Gaskraftwerke-Okt-2011.pdf (abgeru-






(Bode ; Groscurth, 2014) Bode, Sven ; Groscurth, Helmuth-M.: Die künftigen Kosten der 
Stromerzeugung. 2014. unter: http://www.arrhenius.de/uploads/media/arrhenius _ 
KostenStromerzeugung_042014.pdf (abgerufen am 13.01.2015) 
 
(Bony et al., 2010) Bony, Lionel ; Doig, Stephen ; Hart, Chris ; Maurer, Eric ; Newman, 
Sam: Achieving Low-Cost Solar PV: Industry Workshop Recommendations for Near-Term 
Balance of System Cost Reductions. 2010. unter: http://www.rmi.org/Content/Files/BOS 
Report.pdf (abgerufen am 05.01.2014) 
 
(Borenstein, 2011) Borenstein, Severin: The Private and Public Economics of Renewable 
Electricity Generation. 2011. unter: http://ei.haas.berkeley.edu/pdf/working_papers/WP 
221.pdf (abgerufen am 07.12.2014) 
 
(Borgmann, 2004) Borgmann, Eberhard: Preisrisikomanagement im liberalisierten deut-
schen Strommarkt. 2004. unter: http://www.qucosa.de/fileadmin/data/qucosa/docu-
ments/2129/WirtschaftswissenschaftenBorgmannEberhard678866.pdf (abgerufen am 
09.01.2014) 
 
(Bost ; Hirschl ; Aretz, 2011) Bost, Mark ; Hirschl, Bernd ; Aretz, Astrid: Effekte von 
Eigenverbrauch und Netzparität bei der Photovoltaik. 2011. unter: http://www.ioew.de/ 
uploads/tx_ukioewdb/Effekte_der_Netzparit%C3%A4t_-_Langfassung.pdf (abgerufen am 
09.01.2014) 
 
(BP, 2014) BP plc: BP Statistical Review of World Energy June 2014. 2014. unter: http:// 
www.bp.com/en/global/corporate/about-bp/energy-economics/statistical-review-of-
world-energy.html (abgerufen am 18.10.2014) 
 
(Breyer ; Görig ; Schmid, 2011) Breyer, Christian ; Görig, M. ; Schmid, J.: Fuel-Parity: 
Impact of Photovoltaics on Global Fossil Fuel Fired Power Plant Business. 2011. unter: 
http://www.q-cells.com/uploads/tx_abdownloads/files/02_FUEL-PARITY_IMPACT_OF_ 
PHOTOVOLTAICS.pdf (abgerufen am 08.01.2014) 
 
(Breyer et al., 2009) Breyer, Christian ; Gerlach, A. ; Müller, J. ; Behacker, H. ; Milner, 
A.: Grid-Parity Analysis for EU and US Regions and Market Segments - Dynamics of Grid-
Parity and Dependence on Solar Irradiance, Local Electricity Prices and PV Progresses 
Ratio. 2009. unter: https://www.q-cells.com/uploads/tx_abdownloads/files/36_GRID-







(Brohm, 2013) Brohm, Rainer: Direktvermarktung von Grünstrom in neuen Märkten – 
Modelle, Herausforderungen und Erfahrungen: PV 2.0 – Erfahrungen außerhalb der deut-
schen Branche und grundsätzliche Geschäftsmodellstrategien. 2013. unter: http://www.  
giz.de/fachexpertise/downloads/2013-de-pep-fachveranstaltung-direktvermarktung-
brohm.pdf (abgerufen am 09.01.2014) 
 
(BSW, 2013) Bundesverband Solarwirtschaft e. V. (BSW Solar): Photovoltaik-Preis-
monitor Deutschland. 2013. 
 
(Bundesnetzagentur, 2011a) Bundesnetzagentur: Degressions- und Vergütungssätze 
nach den §§ 32 und 33 EEG ab dem 1. Juli 2011 bzw. 1. September 2011. 2011. unter: 
http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Downloads/DE/Sachgebiete/Energie/ 
Unternehmen_Institutionen/ErneuerbareEnergien/Photovoltaik/ArchivDatenMeldgn/ 
DegressionsVergSaetzeJuliSept2011_pdf.pdf?__blob=publicationFile&v=2 (abgerufen am 
07.01.2014) 
 
(Bundesnetzagentur, 2011b) Bundesnetzagentur: Degressions- und Vergütungssätze für 
Strom aus solarer Strahlungsenergie nach §§ 32 und 33 EEG ab dem 1. Januar 2012. 





(Bundesnetzagentur, 2011c) Bundesnetzagentur: Kraftwerksliste Bundesnetzagentur 
(alle Netz- und Umspannebenen; Netto-Leistung ≥ 20 MW). Stand 14.11.2011. 2011. 
unter: http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unter- 
nehmen_Institutionen/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/Kraftwerksliste/ 
kraftwerksliste-node.html (abgerufen am 20.01.2012) 
  
(Bundesnetzagentur, 2013a) Bundesnetzagentur: Kraftwerksliste Bundesnetzagentur. 
2013. unter: http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/ 
Unternehmen_Institutionen/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/ Kraftwerks-
liste/kraftwerksliste-node.html (abgerufen am 25.12.2013) 
 
(Bundesnetzagentur, 2013b) Bundesnetzagentur: Photovoltaikanlagen: Datenmeldungen 
sowie EEG-Vergütungssätze . 2013. unter: http://www.bundesnetzagentur.de/cln_1931/ 
DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/ErneuerbareEnergien/ 
Photovoltaik/DatenMeldgn_EEG-VergSaetze/DatenMeldgn_EEG-VergSaetze_node.html 





(Bundesnetzagentur, 2014) Bundesnetzagentur: Kraftwerksliste Bundesnetzagentur 
(bundesweit; alle Netz- und Umspannebenen) Stand 16.07.2014. 2014. unter: http:// 
www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_ Institu-
tionen/Versorgungssicherheit/Erzeugungskapazitaeten/Kraftwerksliste/kraftwerksliste-
node.html (abgerufen am 12.12. 2014)  
 
(Bundesnetzagentur, 2015) Bundesnetzagentur: Photovoltaikanlagen: Datenmeldungen 
sowie EEG-Vergütungssätze. 2015. unter: http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sach-
gebiete/ElektrizitaetundGas/Unternehmen_Institutionen/ErneuerbareEnergien/ Photovol-
taik/DatenMeldgn_EEG-VergSaetze/DatenMeldgn_EEG_VergSaetze.html (abgerufen am 
02.05.2015) 
 
(C.A.R.M.E.N., 2015) Centrales Agrar-Rohstoff Marketing- und Energie-Netzwerk e. V.  
(C.A.R.M.E.N.): Preisentwicklung bei Waldhackschnitzeln - der Energieholz-Index. 2015. 
unter: http://www.carmen-ev.de/infothek/preisindizes/hackschnitzel/jahresmittelwerte 
(abgerufen am 21.06.2015) 
 
(DAtF, 2014) Deutsches Atomforum e. V. (DAtF): Betriebsergebnisse Kernkraftwerke 
2013. 2014. unter: http://www.kernenergie.de/kernenergie-wAssets/docs/presse/2013 
betriebsergebnisse.pdf (abgerufen am 03.05.2014) 
 
(DBFZ, 2012) Deutsches BiomasseForschungsZentrum (DBFZ): Monitoring zur Wirkung 
des Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) auf die Entwicklung der Stromerzeugung aus 
Biomasse. 2012. unter: https://www.dbfz.de/web/fileadmin/user_upload/Berichte _ 
Projektdatenbank/3330002_Stromerzeugung_aus_Biomasse_Endbericht_Ver%C3%B6 
ffentlichung_FINAL_FASSUNG.pdf (abgerufen am 14.06.2014) 
 
(DBFZ et al., 2014) Deutsches Biomasseforschungszentrum gGmbH (DBFZ) ; Bosch & 
Partner GmbH ; Helmholtz-Zentrum für Umweltforschung GmbH (UFZ) ; Privates Institut 
für Nachhaltige Landbewirtschaftung (INL) ; Fraunhofer-Institut für Windenergie und 
Energiesystemtechnik (IWES): Vorbereitung und Begleitung der Erstellung des  Erfah-
rungsberichts 2014 gemäß § 65 EEG Vorhaben IIa Stromerzeugung aus Biomasse – 
Zwischenbericht. 2014. unter: http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/XYZ/       
zwischenbericht-vorhaben-2a,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true. 








(DECC, 2013) Department of Energy & Climate Change (DECC): Electricity Generation 
Costs (December 2013). 2013. unter: https://www.gov.uk/government/uploads/     
system/uploads/attachment_data/file/269888/131217_Electricity_Generation_costs_ 
report_December_2013_Final.pdf (abgerufen am 25.09.2014) 
 
(dena, 2010a) Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena): Kurzanalyse der Kraftwerks-
planung in Deutschland bis 2020 (Aktualisierung). 2010. unter: http://www.dena.de/ 
fileadmin/user_upload/Projekte/Energiesysteme/Dokumente/KurzanalyseKraftwerks-
planungDE_2020.pdf (abgerufen am 13.01.2014) 
 
(dena, 2010b) Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena): dena-Netzstudie II. Integration 
erneuerbarer Energien in die deutsche Stromversorgung im Zeitraum 2015 – 2020 mit 
Ausblick 2025. 2010. unter: http://www.dena.de/fileadmin/user_upload/Presse/studien_ 
umfragen/Netzstudie_II/Endbericht_dena-Netzstudie_II.pdf (abgerufen am 09.02.2014) 
 
(Destatis, 2013) Statistisches Bundesamt (Destatis): Volkswirtschaftliche Gesamtrech-
nungen - Inlandsproduktsberechnung: Lange Reihen ab 1970. Fachserie 18, Reihe 1.5. 
2013. unter: https://www.destatis.de/DE/Publikationen/Thematisch/Volkswirtschaftliche 
Gesamtrechnungen/Inlandsprodukt/InlandsproduktsberechnungLangeReihenPDF_2180 
150.pdf?__blob=publicationFile (abgerufen am 20.12.2013) 
 
(Destatis, 2014) Statistisches Bundesamt (Destatis): Preise - Verbraucherpreisindizes für 
Deutschland -Lange Reihen ab 1948. 2014. unter: https://www.destatis.de/DE/Publika- 
tionen/Thematisch/Preise/Verbraucherpreise/Verbraucherpreisindex LangeReihenPDF_ 
5611103.pdf?__blob=publicationFile (abgerufen am 23.02.2014) 
 
(Deutsche Bundesregierung, 2011) Deutsche Bundesregierung: Gesetz für den Vorrang 
Erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz – EEG): Konsolidierte (unverbindli-
che) Fassung des Gesetzestextes in der ab 1. Januar 2012 geltenden Fassung. 2011. 
unter: http://www.eeg-aktuell.de/wp-content/uploads/2010/07/EEG-konsolidierte-
unverbindliche-Fassung.pdf (abgerufen am 20.12.2013) 
 
(Deutsche Bundesregierung, 2014) Deutsche Bundesregierung: Gesetz für den Ausbau 
erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz EEG-2014). 2014. unter: http:// 
www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/G/gesetz-fuer-den-ausbau-erneuerbarer-energien, 







(Deutsche Bundesregierung, 2015) Deutsche Bundesregierung: Bilanz zur Energiewende 
2015. 2015. unter: http://www.bundesregierung.de/Content/DE/_Anlagen/2015/03/ 
2015-03-23-bilanz-energiewende-2015.pdf;jsessionid=EA786B77EB09A79AE721B9080 
8EE6905.s4t2?__blob=publicationFile&v=1 (abgerufen am 17.05.2015) 
 
(Deutscher Bundestag, 2011) Deutscher Bundestag: Entwurf eines Dreizehnten Gesetzes 
zur Änderung des Atomgesetzes. 2011. unter: http://dip21.bundestag.de/dip21/btd/17/ 
060/1706070.pdf (abgerufen am 14.01.2014) 
 
(DGS, 2014) Deutsche Gesellschaft für Sonnenenergie e. V. (DGS): Energymap. 2014. 
unter: http://www.energymap.info/download.html (abgerufen am 12.04.2014) 
 
(DIHK, 2012) Deutscher Industrie- und Handelskammertag (DIHK): Faktenpapier Strom-
preise in Deutschland. 2012. unter: http://www.dihk.de/presse/jahresthema-2012/ 
faktenpapier-strompreise.pdf (abgerufen am 10.01.2014) 
 
(DLR et al., 2009) Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt e. V. (DLR) ; Ecofys Ger-
many GmbH ; Ecofys Netherlands BV ; Wuppertal Institut für Klima, Umwelt, Energie 
GmbH: Die Rolle von erneuerbaren Energien und Energieeffizienz in globalen Energie-
szenarien. 2009. unter: http://www.dlr.de/Portaldata/1/Resources/portal_news/        
newsarchiv2009_6/cc_18_2009_RE_EE_Zusammenfassung.pdf (abgerufen am 
18.10.2014)  
 
(DLR ; IWES ; IfnE, 2012) Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt (DLR) ; Institut 
für Technische Thermodynamik, Abt. Systemanalyse und Technikbewertung, Fraunhofer 
Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES) ; Ingenieurbüro für neue 
Energien (IfnE): Langfristszenarien und Strategien für den Ausbau der erneuerbaren 
Energien in Deutschland bei Berücksichtigung der Entwicklung in Europa und global. 
2012. unter: http://www.fvee.de/fileadmin/publikationen/Politische_Papiere_anderer/ 
12.03.29.BMU_Leitstudie2011/BMU_Leitstudie2011.pdf (abgerufen am 22.12.2013) 
 
(DONG, 2013) DONG Energy Markets GmbH: Dong Energy baut deutsche Offshore-
Windparks Gode 1 und 2. 2013. unter: http://www.dongenergy.de/DE/media news/ 
news/Pages/DONGEnergybautdeutscheOffshore-WindparksGodeWind1und2.aspx (abge-








(DOTI, 2010) Deutsche Offshore-Testfeld und Infrastruktur GmbH & Co. KG (DOTI): Ein 
offshore-Windpark entsteht: Alpha ventus . 2010. unter: http://www.alpha-ventus.de/ 
fileadmin/user_upload/Broschuere/av_Broschuere_deutsch_web_bmu.pdf (abgerufen am 
09.02.2014) 
 
(DOTI, 2012) Deutsche Offshore-Testfeld und Infrastruktur GmbH & Co.KG (DOTI): 
FACT-SHEET alpha ventus. 2012. unter: http://www.alpha-ventus.de/fileadmin/user_ 
upload/av_Factsheet_de_Dez2012_2.pdf (abgerufen am 10.05.2014) 
 
(DOTI, 2014) Deutsche Offshore-Testfeld und Infrastruktur GmbH & Co. KG (DOTI): 
Betrieb. 2014. unter: http://www.alpha-ventus.de/index.php?id=101 (abgerufen am 
09.02.2104) 
 
(E.ON, 2008) E.ON AG: Stade: Stilllegung und Rückbau des Kernkraftwerks – vom Kern-
kraftwerk zur „Grünen Wiese“. 2008. unter: http://www.eon.com/content/dam/eon-
content-pool/eon/company-asset-finder/asset-profiles/stade-power-plant/kernkraft-
rueckbau_Stade_de.pdf (abgerufen am 28.04.2014) 
 
(E.ON, 2013) E.ON AG: Datteln 4 – eines der modernsten Steinkohlekraftwerke der Welt. 
2013. unter: http://www.eon.com/de/ueber-uns/struktur/asset-finder/datteln-4.html 
(abgerufen am 28.12.2013) 
 
(E.ON, 2014a) E.ON AG: Datteln 4 – eines der modernsten Steinkohlekraftwerke der 
Welt. 2014. unter: http://www.eon.com/de/ueber-uns/struktur/asset-finder/datteln-4. 
html (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(E.ON, 2014b) E.ON AG: Kraftwerk Irsching. 2014. unter: http://www.eon.com/de/ 
ueber-uns/struktur/asset-finder/irsching.html (abgerufen am 31.08.2014) 
 
(EC, 2012) European Commission: Information provided on the functioning of the EU 
emissions trading system, the volumes of greenhouse gas emission allowances auctioned 
and freely allocated and the impact on the surplus of allowances in the period up to 
2020. 2012. unter: http://ec.europa.eu/clima/policies/ets/cap/auctioning/docs/ swd_ 
2012_234_en.pdf (abgerufen am 26.01.2014) 
 
(EC, 2013) European Commission: The EU Emissions Trading System (EU ETS). 2013. 







(EC, 2014) European Commission: Quarterly report on European Electricity Markets:  




(ECF, 2011) European Climate Foundation (ECF): Power Perspectives 2030: On the road 
to a decarbonised power sector. 2011. unter: http://www.roadmap2050.eu/attachments/ 
files/PowerPerspectives2030_FullReport.pdf (abgerufen am 23.02.2014) 
 
(ECN ; EEA, 2011) Energy research Centre of the Netherlands (ECN) ; European Envi-
ronment Agency (EEA): Renewable Energy Projections as Published in the National Re-
newable Energy Action Plans of the European Member States: Covering all 27 EU Member 
States with updates for 20 Member States. 2011. unter: https://www.ecn.nl/docs/    
library/report/2010/e10069.pdf (abgerufen am 29.12.2013) 
 
(Ecofys et al., 2011) Ecofys ; Fraunhofer ISI ; TU Vienna EEG ; Ernst & Young: Financing 




(Ecologic, 2005) Ecologic – Institut für Internationale und Europäische Umweltpolitik 
gGmbH: Strompreiseffekte des Emissionshandels - Bewertung und Lösungsansätze aus 
ökonomischer Sicht.  2005. unter: http://www.greenpeace.de/fileadmin/gpd/user_    
upload/ themen/energie/GP_ecologic_Strompreiseffekte_des_Emissionshandels.pdf (ab-
gerufen am 26.01.2014) 
 
(EEW, 2014) EEW Energy from Waste GmbH: EEW Energy from Waste Großräschen. 
2014. unter: http://www.eew-energyfromwaste.com/de/unsere-standorte/gross-
raeschen.html#c300b (abgerufen am 13.07.2014) 
 
(EEX, 2014a) European Energy Exchange AG (EEX): European Emission Allowances Auc-
tion (EUA) | Global Environmental Exchange. 2014. unter: http://www.eex.com/ de/ 
marktdaten/umweltprodukte/auktionsmarkt/european-emission-allowances-auction/ 










(EEX, 2014b) European Energy Exchange AG (EEX): EEX Strom – Terminmarkt erreicht 
Jahres-Rekordniveau: Marktanteil am deutschen Gesamtmarkt nahezu 30 Prozent. 2014. 




(efzn, 2013) Energie-Forschungszentrum Niedersachsen (efzn): Eignung von Speicher-





(Ehrig et al., 2011) Ehrig, Rita ; Wörgetter, Manfred ; Kristöfel, Christa ; Ludwiczek, 
Nikolaus ; Pointner, Christian ; Strasser, Christoph: Biomasseverfügbarkeit zur Versor-
gung einer großen Biomassevergasungsanlage in Österreich. 2011. unter: http://www.  
bioenergy2020.eu/files/publications/pdf/120711_BioH2_BerichtM2_Biomasseversor- 
gung_publizierbar_final.pdf (abgerufen am 15.06.2014) 
 
(EIA, 2013) U.S. Energy Information Administration (EIA): Levelized Cost of Electricity 
and Levelized Avoided Cost of Electricity Methodology Supplement. 2013. unter: http:// 
www.eia.gov/renewable/workshop/gencosts/pdf/methodology_supplement.pdf (abgeru-
fen am 25.09.2014) 
 
(EIA, 2014) U.S. Energy Information Administration (EIA): Levelized Cost and Levelized 
Avoided Cost of New Generation Resources in the Annual Energy Outlook 2014. 2014. 
unter: http://www.eia.gov/forecasts/aeo/pdf/electricity_generation.pdf (abgerufen am 
25.09.2014) 
 
(Elliston ; MacGill ; Diesendorf, 2010) Elliston, Ben ; MacGill, Iain ; Diesendorf, Mark: 
Grid parity: A potentially misleading concept?. 2010. unter: http://www.ies.unsw.edu.au/ 
sites/all/files/GridParity.pdf (abgerufen am 09.01.2014) 
 










(Endell, 2011) Endell, Stefan: Kraftwerk Walsum: Pannenblock im Kraftwerk Duisburg-
Walsum geht zwei Jahre später ans Netz. 2011. unter: http://www.derwesten.de/    
staedte/duisburg/pannenblock-im-kraftwerk-duisburg-walsum-geht-zwei-jahre-spaeter-
ans-netz-id5159300.html (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(Energy Brainpool, 2013) Energy Brainpool GmbH & Co. KG: Zusammenhang von 
Strombörsenpreisen und Endkundenpreisen. Version 1.1. 2013. unter: http://www.   
agora-energiewende.de/fileadmin/downloads/publikationen/Agora Studie_Stromboersen-
Endkundenpreise_EnergyBrainpool_V1-1-28032013.pdf (abgerufen am 18.07.2014) 
 
(Energy Brainpool, 2014) Energy Brainpool GmbH & Co. KG: Wirkung einer EEG-Umlage 
auf den Kraftwerkseigenverbrauch. 2014. unter: http://www.bund.net/fileadmin/     
bundnet/publikationen/energie/140425_bund_klima_energie_eeg_umlage_kraftwerk-
verbrauch_studie.pdf (abgerufen am 16.09.2014) 
 
(EPIA, 2009) European Photovoltaics Industry Association (EPIA): Annual Report 2008. 
2009. unter: http://www.aperca.org/temppdf/EPIA_2008_Annual_Report.pdf (abgerufen 
am 07.01.2014) 
 
(EPIA ; Photovoltaic Technology Platform, 2010) European Photovoltaics Industry Associ-
ation (EPIA) ; Photovoltaic Technology Platform: Solar Europe Industry Initiative Imple-
mentation Plan 2010-2012. 2010. unter: https://setis.ec.europa.eu/system/files/     
Solar%20PV%20EII%202010-2012%20IP.pdf (abgerufen am 09.08.2015) 
 
(EPIA, 2011) European Photovoltaics Industry Association (EPIA): Solar Photovoltaics 
Competing in the Energy Sector – On the road to competitiveness. 2011. unter: http:// 
www.epia.org/news/publications/ (abgerufen am 29.12.2013) 
 
(EPIA, 2013) European Photovoltaics Industry Association (EPIA): Global Market Outlook 
for Photovoltaics 2013 – 2017. 2013. unter: http://www.epia.org/news/publications/ 
global-market-outlook-for-photovoltaics-2013-2017/ (abgerufen am 29.12.2013) 
 
(Erdmann ; Zweifel, 2008) Erdmann, Georg ; Zweifel, Peter: Energieökonomik - Theorie 
und Anwendungen. 2008. Springer-Verlag 
 
(Ernst ; Schneider ; Thielen, 2011) Ernst, Dietmar ; Schneider, Sonja ; Thielen, Bjoern: 
Unternehmensbewertung erstellen und verstehen - ein Praxisleitfaden . 2011. 4. Auflage. 





(Esram et al., 2008) Esram, Trishan ; Krein, Philip T. ; Kuhn, Brian T. ; Balog, Robert S. ;  
Chapman, Patrick L.: Power Electronics Needs for Achieving Grid-Parity Solar Energy 
Costs. 2008. DOI: 10.1109/ENERGY.2008.4781075 
 
(EuPD Research, 2011) EuPD Research (Hrsg.) Brahme, Parag: Photovoltaics at the  
Edge of Grid Parity. 2010.  
 
(EuPD Research, 2012) EuPD Research: Die Zukunft des PV-Freiflächensegments in 
Deutschland: Eine Potenzialanalyse bis 2017. 2012. unter: http://www.wattner.de/   
uploads/media/2012-03_Wattner_-_Studie_EuPD_Research_-_Die_Zukunft_des_PV-
Freiflaechensegments_in_Deutschland_bis_2017.pdf (abgerufen am 03.05.2015) 
 
(Eurostat, 2015) Statistical Office of the European Communities (Eurostat): Electricity 
prices by type of user: Medium size households. 2015. unter: http://ec.europa.eu/ euro-
stat/tgm/web/_download/Eurostat_Table_ten00117PDFDesc_ac0ba707-f0 ee-4f08-b1b0-
b2e20024c77d.pdf (abgerufen am 18.07.2015) 
 
(EWI ; EEFA, 2005) Energiewirtschaftliches Institut an der Universität zu Köln (EWI) ; 
Energy Environment Forecast Analysis GmbH (EEFA): Ökonomische Auswirkungen alter-
nativer Laufzeiten von Kernkraftwerken in Deutschland. 2005. unter: http://www.ewi. 
uni-koeln.de/fileadmin/user_upload/Publikationen/Monografien/05_10_01_Alternative_ 
Laufzeiten_von_Kernkraftwerken.pdf (abgerufen am 13.01.2014) 
 
(EWI ; Prognos, 2005) Energiewirtschaftliches Institut an der Universität zu Köln (EWI) ; 
Prognos AG: Energiereport IV: Die Entwicklung der Energiemärkte bis zum Jahr 2030 - 
Energiewirtschaftliche Referenzprognose. 2005. unter: http://www.prognos.com/file-
admin/pdf/Energiereport%20IV_Kurzfassung_d.pdf (abgerufen am 16.09.2014) 
 
(EZB, 2003) Europäische Zentralbank (EZB): Die geldpolitische Strategie der EZB. 2003. 
http://www.ecb.europa.eu/press/pr/date/2003/html/pr030508_2.de.html (abgerufen am 
23.02.2014) 
 
(Fehrenbach ; Giegrich ; Mahmood, 2007) Fehrenbach, Horst ; Giegrich, Jürgen ; 
Mahmood, Sameh: Beispielhafte Darstellung einer vollständigen, hochwertigen Verwer-
tung in einer MVA unter besonderer Berücksichtigung der Klimarelevanz. 2007. unter: 
http://www.umweltbundesamt.de/sites/default/files/medien/publikation/long/ 3445.pdf 






(FFE, o. J.) Forschungsstelle für Energiewirtschaft e. V. (FFE): Basisdaten zur Bereitstel-
lung elektrischer Energie. o. J. unter: http://www.ffe.de/download/wissen/186_Basis-
daten_Energietraeger/Basisdaten_von_Energietraegern_2010.pdf (abgerufen am 
11.01.2014) 
 
(FNB, 2014) Vereinigung der Fernleitungsnetzbetreiber Gas e. V. (FNB): Kraftwerksliste 
Gas. 2014. unter: http://www.fnb-gas.de/files/kopie_von_2014_07_28_anlage_2_sr_ 
nep_gas_2015_kraftwerksliste_gas.xlsx (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(FNR, 2005) Fachagentur Nachwachsende Rohstoffe e. V. (FNR): Basisdaten Biogas 
Deutschland. 2005. unter: http://wiki.istanbullisesi.net/images/9/96/Basisdaten _Bio-
gas.pdf (abgerufen am 28.06.2014) 
 
(Fürsch ; Malischek ; Lindenberger, 2011) Fürsch, Michaela ; Malischek, Raimund ; Lin-
denberger, Dietmar: Der Merit-Order-Effekt der erneuerbaren Energien - Analyse der 
kurzen und langen Frist. 2011. unter: http://www.ewi.uni-koeln.de/fileadmin/user_ 
upload/Publikationen/Working_Paper/EWI_WP_12_14_Merit-Order-Effekt-der-
Erneuerbaren.pdf (abgerufen am 08.01.2014) 
 
(GDF SUEZ, 2013) GDF SUEZ Energie Deutschland AG: Kraftwerk Wilhelmshaven. 2013. 
unter: https://www.gdfsuez-energie.de/assets/de/content/pdf/brochure/GDF-SUEZ-
Standortbroschuere-Kraftwerk-Wilhelmshaven.pdf (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(Gerbaulet et al., 2012) Gerbaulet, Clemens ; Egerer, Jonas ; Oei, Pao-Yu ; Paeper, 
Judith ; von Hirschhausen, Christian: Die Zukunft der Braunkohle in Deutschland im 
Rahmen der Energiewende. 2012. unter: http://www.diw.de/documents /publikatio-
nen/73/diw_01.c.412261.de/diwkompakt_2012-069.pdf (abgerufen am 15.01.2014) 
 
(Girschick, 2015) Girschick, Kirsten: Kritik an bayerischen Stromtrassen-Plänen – „Un-
verschämtheit aus München“. 2015. unter: http://www.br.de/nachrichten/aigner-sued-
link-stromtrasse-100.html (abgerufen am 17.05.2015) 
 
(GKB, 2014) Gemeinschaftskraftwerk Bremen (GKB): GKB - Gemeinschaftskraftwerk 
Bremen. 2014. unter: http://www.gk-bremen.de/projekt.php (abgerufen am 
31.08.2014) 
 
(Greenpeace, 2012) Greenpeace: energy [r]evolution: a sustainable world energy out-
look. 2012. unter: http://www.greenpeace.org/international/en/campaigns/climate-





(Groscurth ; Bode, 2009) Groscurth, Helmuth-M. ; Bode, Sven: Anreize für Investitionen 
in konventionelle Kraftwerke – Reformbedarf im liberalisierten Strommarkt. 2009. unter: 
http://www.arrhenius.de/uploads/media/arrhenius_DP2_Investionen_in_konventionelle_
Kraftwerke.pdf (abgerufen am 21.09.2014) 
 
(Häder, 2010) Häder, Michael: Energiepolitik in Deutschland - Eine Analyse der umwelt-
politischen Rahmenbedingungen für den Strommarkt aus Sicht der Ordnungspolitik. 
2010. Universitätsverlag Dr. N. Brockmeyer 
 
(Hannen, 2014) Hannen, Petra: EuPD Research senkt Prognose für den deutschen Markt. 
2014. unter: http://www.pv-magazine.de/nachrichten/details/beitrag/eupd-research-
senkt-prognose-fr-den-deutschen-markt_100015271/#ixzz3CFnhSNOy (abgerufen am 
03.09.2014) 
 
(Hasserjian, 2010) Hasserjian, Kirk: Solar Energy: Beyond Efficiency.  2010. unter: 
http://www.power-eng.com/articles/print/volume-114/issue-4/departments/peak-
load/solar-energy-beyond-efficiency.html (abgerufen am 09.01.2014) 
 
(Haucap ; Pagel, 2014) Haucap, Justus ; Pagel, Beatrice: Ausbau der Stromnetze im 
Rahmen der Energiewende: Effizienter Netzausbau und effiziente Struktur der Netznut-
zungsentgelte. 2014. unter: http://www.uni-duesseldorf.de/home/fileadmin/redaktion/ 
DUP/055_OP_Haucap_Pagel.pdf (abgerufen am 26.09.2014) 
 
(HAZ, 2014) Hannoversche Allgemeine Zeitung (HAZ): Umstrittenes Projekt: Rat stimmt 
für Bau des Kohlekraftwerks in Stade. 2014. unter: http://www.haz.de/Nachrichten/ 
Politik/Niedersachsen/Rat-stimmt-fuer-Bau-des-Kohlekraftwerks-in-Stade-Umwelt-
schuetzer-sind-dagegen (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(Hein, 2006) Hein, Dietmar: Energiebereitstellung mit Kohle, Erdöl und Erdgas - alles 
„fossile“ Technik?. 2006. unter: http://epub.ub.uni-muenchen.de/1231/1/ Vortrags-
reihe_Naturwissenschaften.pdf (abgerufen am 12.07.2015) 
 
(Heitmann, 2010) Heitmann, Nina: Modellierung von Investitionsentscheidungen und 
Kraftwerkseinsatzplanung unter Unsicherheit mittels Stochastischer Optimierung und 
Multi-Agenten-Ansatz am Beispiel des deutschen Strommarktes. 2010. unter: http:// 
www.math.uni-augsburg.de/prof/opt/mitarbeiter/hachenberger/Abschlussarbeiten/  






(Hobohm et al., 2013) Hobohm, Jens ; Krampe, Leonard ; Peter, Frank ; Gerken,   
Andree ; Heinrich, Peter ; Richter, Maik: Kostensenkungspotenziale der Offshore-Wind- 
energie in Deutschland. 2013. unter: http://www.offshore-stiftung.com/60005/ Uplo-
aded/SOW_ Download|LangfassungderStudie_Kostensenkungspotenziale_Offshore-
Windenergie.pdf (abgerufen am 10.05.2014) 
 
(Hoffmann et al., 2010) Hoffmann, Gaston ; Wünsch, Christoph ; Brunn, Lilly ; 
Schnapke, Antje ; Schingnitz, Daniel ; Günther, Marko ; Baumann, Janett ; Wagner,  
Jörg ; Bilitewski, Bernd: Nutzung der Potenziale des biogenen Anteils im Abfall zur Ener-
gieerzeugung. 2010. unter: http://tu-dresden.de/die_tu_dresden/fakultaeten/fakul- 
taet_forst_geo_und_hydrowissenschaften/fachrichtung_wasserwesen/iaa/publikationen/ 
Endbericht_19072010.pdf (abgerufen am 12.07.2014) 
 
(Horngren ; Foster ; Datar, 2001) Horngren, Charles T. ; Foster, George ; Datar, Srikant 
M.: Kostenrechnung: entscheidungsorientierte Perspektive. 2001. 9. Auflage. Oldenbourg 
Wissenschaftsverlag 
 
(IAEA, 2014)  International Atomic Energy Agency (IAEA): Country Statistics. 2014. 
unter: http://www.iaea.org/pris/CountryStatistics/CountryDetails.aspx?current=DE  
(abgerufen am 03.05.2014) 
 
(Icha, 2013) Icha, Petra: Entwicklung der spezifischen Kohlendioxid - Emissionen des 
deutschen Strommix in den Jahren 1990 bis 2012. 2013. unter: http://www.umwelt-
bundesamt.de/sites/default/files/medien/461/publikationen/climate_change_07_2013_ 
icha_co2emissionen_des_dt_strommixes_webfassung_barrierefrei.pdf (abgerufen am 
12.01.2014) 
 
(IEA, 2011) International Energy Agency (IEA): Solar Energy Perspectives. 2011. unter: 
http://www.iea.org/publications/freepublications/publication/Solar_Energy_Perspectives2
011.pdf (abgerufen am 22.02.2014) 
 
(IEA, 2015) International Energy Agency (IEA): 2014 Snapshot of Global PV Markets. 
2015. unter: http://helapco.gr/pdf/PVPS_report_-_A_Snapshot_of_Global_PV_-_1992-
2014.pdf (abgerufen am 19.07.2015) 
 
(IMF, 2014) International Monetary Fund: Uran monatlicher Preis - US-Dollar pro Pfund. 
unter: http://www.indexmundi.com/de/rohstoffpreise/?ware=uran&monate=360  






(IRENA, 2012) International Renewable Energies Agency (IRENA): Renewable Energy 
Technologies: Cost Analysis Series - Solar Photovoltaics (Volume 1: Power Sector, Issue 
4/5). 2012. unter: http://www.irena.org/DocumentDownloads/Publications/ RE_Techno-
logies_Cost_Analysis-SOLAR_PV.pdf (abgerufen am 04.01.2014) 
 
(ISE, 2012) Fraunhofer Institut für Solare Energiesysteme (ISE): Aktuelle Fakten zur 
Photovoltaik in Deutschland: Fassung vom 2.2.2012. 2012. unter: http://www.sunova. 
eu/fileadmin/downloads/News/ISE_Fakten_zur_PV_in_Deutschland.pdf (abgerufen am 
22.02.2014) 
 
(ISE, 2013) Fraunhofer Institut für Solare Energiesysteme (ISE): Stromgestehungskos-
ten Erneuerbare Energien Studie. 2013. unter: http://www.ise.fraunhofer.de/de/      
veroeffentlichungen/veroeffentlichungen-pdf-dateien/studien-und-konzeptpapiere/studie-
stromgestehungskosten-erneuerbare-energien.pdf (abgerufen am 29.12.2013) 
 
(ISI et al., 2010) Fraunhofer-Institut für System- und Innovationsforschung (ISI) ; Ge-
sellschaft für Wirtschaftliche Strukturforschung mbH (GWS) ; Institut für ZukunftsEner-
gieSysteme (IZES) ; Deutsches Institut für Wirtschaftsforschung (DIW Berlin): Einzel- 
und gesamtwirtschaftliche Analyse von Kosten- und Nutzenwirkungen des Ausbaus Er-
neuerbarer Energien im deutschen Strom- und Wärmemarkt. Bestandsaufnahme und 
Bewertung vorliegender Ansätze zur Quantifizierung der Kosten-Nutzen-Wirkungen des 
Ausbaus Erneuerbarer Energien im Strom- und Wärmebereich - Arbeitspaket 1. 2010. 
unter: http://www.isi.fraunhofer.de/isi-wAssets/docs/e/de/publikationen/endbericht_ 
ausbau_ee_2009.pdf (abgerufen am 07.12.2014) 
 
(Ito, 2011) Ito, Masakazu: Life Cycle Assessment of PV Systems. 2011. unter: http:// 
cdn.intechopen.com/pdfs-wm/17733.pdf (abgerufen am 18.09.2014) 
 
(IWES, 2012a) Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES): 
Vorstudie zur Integration großer Anteile Photovoltaik in die elektrische Energieversor-
gung. 2012. unter: http://www.solarwirtschaft.de/fileadmin/media/pdf/IWES_Netz-
integration_lang.pdf (abgerufen am 18.10.2014) 
 
(IWES, 2012b) Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES): 
Windenergie Report Deutschland 2011. 2012. unter: http://www.fraunhofer.de/content/ 







(IWES, 2013) Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES): 
Energiewirtschaftliche Bedeutung der offshore-Windenergie für die Energiewende. 2013. 
unter: http://www.offshore-stiftung.com/60005/Uploaded/SOW_Download| NeueStudie 
FraunhoferIWES_EnergiewirtschaftlicheBedeutungvonOffshore-Windenergie.pdf  
(abgerufen am 09.02.2014) 
 
(IWES, 2014) Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik (IWES): 
Windenergie Report Deutschland 2013. 2014. unter: http://publica.fraunhofer.de/    
eprints/urn_nbn_de_0011-n-283735-27.pdf (abgerufen am 01.09.2014) 
 
(JM ProjektInvest, 2015) JM ProjektInvest GmbH & Co. KG: Einspeisevergütung Photo-
voltaik - Solarförderung durch das EEG. 2015. unter: http://www.jm-projektinvest.com/ 
de/de/photovoltaik/einspeiseverguetung (abgerufen am 08.08.2015) 
 
(Kersten et al., 2011) Kersten, Friederike ; Doll, Roland ; Kux, Andreas ; Huljić, Dominik 
M. ; Görig, Marzella A. ; Breyer, Christian ; Müller, Jörg W. ; Wawer, Peter: PV Learning 
Curves: Past and Future Drivers of Cost Reduction. 2011. unter: http://www.reiner-
lemoine- institut.de/sites/default/files/6cv_1_63_kersten2011_pv_learning_curves_ 
past_and_future_drivers_of_cost_reduction_pvsec_preprint.pdf (abgerufen am 
01.01.2014) 
 
(Kitson ; Wooders ; Moerenhout, 2011) Kitson, Lucy ; Wooders, Peter ; Moerenhout, 
Tom: Subsidies and External Costs in Electric Power Generation: A comparative review of 
estimates. 2011. unter: https://www.iisd.org/gsi/sites/default/files/ power_gen_subsi-
dies.pdf (abgerufen am 18.07.2015)  
 
(KKW Gundremmingen, 2008) Kernkraftwerk Gundremmingen GmbH: Ein Standort voller 
Energie - Kernkraftwerk Gundremmingen. 2008. unter: http://www.kkw-gund-
remmingen.de/download/Standortbroschuere_KKW.pdf (abgerufen am 27.04.2014) 
 
(Kohlenstatistik, 2015) Statistik der Kohlenwirtschaft e. V. : Entwicklung ausgewählter 
Energiepreise. 2014. unter: http://www.kohlenstatistik.de/index.php?article_id=17  
(abgerufen am 19.07.2015) 
 
(Konstantin, 2009) Konstantin, Panos: Praxisbuch Energiewirtschaft - Energieumwand-







(Kost et al., 2012) Kost, Christoph ; Schlegl, Thomas ; Thomsen, Jessica ; Nold, Sebasti-
an ; Mayer, Johannes: Stromgestehungskosten Erneuerbare Energien Studie. Version: 
30. Mai 2012. 2012. unter: http://www.ise.fraunhofer.de/de/downloads/pdf-files/aktuel-
les/studie-stromgestehungskosten-erneuerbare-energien-mai-2012.pdf (abgerufen am 
08.01.2014)   
 
(Kost et al., 2013) Kost, Christoph ; Mayer, Johannes N. ; Thomson, Jessica ; Hartmann, 
Niklas ; Senkpiel, Charlotte ; Philipps, Simon ; Nold, Sebastian ; Lude, Simon ; Schlegl, 
Thomas: Stromgestehungskosten erneuerbare Energien - Studie November 2013. 2013. 
unter: http://www.ise.fraunhofer.de/de/veroeffentlichungen/veroeffentlichungen-pdf-
dateien/studien-und-konzeptpapiere/studie-stromgestehungskosten-erneuerbare-
energien.pdf (abgerufen am 21.6.2015) 
 
(Krallmann ; Frank ; Gronau, 2002) Krallmann, Hermann ; Frank, Helmut ; Gronau, 
Norbert: Systemanalyse im Unternehmen: Vorgehensmodelle, Modellierungsverfahren 
und Gestaltungsoptionen. 2002. Oldenbourg Verlag 
 
(Krewitt ; Schlomann, 2006) Krewitt, Wolfram ; Schlomann, Barbara: Externe Kosten der 
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien im Vergleich zur Stromerzeugung aus fossi-
len Energieträgern. 2006. unter: http://www.dlr.de/Portaldata/41/Resources/ dokumen-
te/institut/system/publications/ee_kosten_stromerzeugung.pdf (abgerufen am 
11.01.2014)  
 
(Krohn ; Morthorst ; Awerbuch, 2009) Krohn, Søren (Hrsg.) ; Morthorst, Poul-Erik ; 
Awerbuch, Shimon: The Economics of Wind Energy. 2009. unter: http://www.ewea.org/ 
fileadmin/ewea_documents/documents/publications/reports/Economics_of_Wind_ Main_ 
Report_FINAL-lr.pdf (abgerufen am 22.02.2014) 
 
(Kruck ; Eltrop, 2004) Kruck, Christoph ; Eltrop, Ludger: Stromerzeugung aus erneuer-
baren Energien: Eine ökonomische und ökologische Analyse im Hinblick auf eine nachhal-




(Krzikalla ; Achner ; Brühl, 2013) Krzikalla, Norbert ; Achner, Siggi ; Brühl, Stefan:  
Möglichkeiten zum Ausgleich fluktuierender Einspeisungen aus Erneuerbaren Energien. 
2013. unter:  http://www.bee-ev.de/_downloads/publikationen/studien/2013/13032 _ 






(Küchler ; Meyer ; Blanck, 2012) Küchler, Swantje ; Meyer, Bettina ; Blanck, Sarah: Was 
Strom wirklich kostet. 2012. unter: http://www.greenpeace-energy.de/uploads/media/ 
Stromkostenstudie_Greenpeace_Energy_BWE.pdf (abgerufen am 26.09.2014) 
 
(Kušić ; Gruppe, 2004) Kušić, Siniša ; Gruppe, Claudia: Über die Wettbewerbsfähigkeit - 
Definitionsversuche und Erklärungsansätze. 2004. unter: http://hrcak.srce.hr/file/24746 
(abgerufen am 22.03.2015) 
 
(Lachmann, 2009) Lachmann, Harald: Kernreaktoren in Portionshäppchen zerlegt. 2009. 
unter: http://www.ingenieur.de/Fachbereiche/Kernenergie/Kernreaktoren-in-Portions-
haeppchen-zerlegt (abgerufen am 28.04.2014) 
 
(LBBW, 2009) Landesbank Baden-Württemberg (LBBW): Solar Darwinism – Survival of 
the Best. 2009 
 
(Lehmann, 2006) Lehmann, Harald: Internationale Rankings der Wettbewerbsfähigkeit 
von Volkswirtschaften: geringer diagnostischer und prognostischer Aussagegehalt. In: 
Wirtschaft im Wandel, 10/2006. 2006. unter: http://www.iwh-halle.de/d/publik/wiwa/10-
06-4.pdf (abgerufen am 22.03.2015)  
 
(Leuze-Reichert, 2011) Leuze-Reichert, Sylvia (Hrsg.): Sinkende Kosten bei Spitzenlast-
strom – dank Photovoltaik. 2011. unter: http://leuze-verlag.de/dmdocuments/2740-274 
3_GT_1211.pdf (abgerufen am 09.01.2014) 
 
(LfL, 2011) Bayerische Landesanstalt für Landwirtschaft (LfL): Nutzung von Grünland zur 
Biogaserzeugung – Machbarkeitsstudie. 2011. unter: http://www.lfl.bayern.de/mam/cms 
07/iba/dateien/machbarkeitsstudie_nutzung_gruenland_zur_biogaserzeugung.pdf (abge-
rufen am 28.06.2014) 
 
(Liebreich, 2011) Liebreich, Michael: Bloomberg New Energy Finance Summit: Keynote. 
2011. unter: http://about.bnef.com/presentations/bnef-summit-2013-keynote-presen-
tation-michael-liebreich-bnef-chief-executive/ (abgerufen am 06.01.2014) 
 
(Lindenberger et al., 2005) Lindenberger, Dietmar ; Wissen, Ralf ; Bartels, Michael ; 
Hillebrand, Bernhard ; Buttermann, Hans Georg: Ökonomische Auswirkungen alternativer 
Laufzeiten von Kernkraftwerken in Deutschland. 2005. unter: http://www.ewi.uni-koeln. 
de/fileadmin/user_upload/Publikationen/Monografien/05_10_01_Alternative_Laufzeiten_






(Lindenberger et al., 2006) Lindenberger, Dietmar ; Bartels, Michael ; Seeliger, Andreas ; 
Wissen, Ralf ; Hofer, Peter ; Schlesinger, Michael: Auswirkungen höherer Ölpreise auf 
Energieangebot und -nachfrage: Ölpreisvariante der Energiewirtschaftlichen Referenz-
prognose 2030. 2006. unter: http://www.ewi.uni-koeln.de/fileadmin/user_upload/   
Publikationen/Studien/Politik_und_Gesellschaft/2006/EWI_2006-08_Auswirkungen-
hoeherer-Oelpreise.pdf (abgerufen am 16.01.2014) 
 
(Loreck, 2007) Loreck, Charlotte: Neue Kraftwerke ohne Klimaschutz - Die Planungen der 
Energiewirtschaft zum Bau neuer Kohlekraftwerke in Deutschland. 2007. unter: http:// 
dokumente.linksfraktion.net/inhalt/7708956007.pdf (abgerufen am 11.01.2014) 
 
(Marheineke, 2002) Marheineke, Torsten: Lebenszyklusanalyse fossiler, nuklearer und 
regenerativer Stromerzeugungstechniken. 2002. unter: http://elib.uni-stuttgart.de/ 
opus/volltexte/2002/1144/pdf/Dissertation_Marheineke_Torsten.pdf (abgerufen am 
11.01.2014) 
 
(Mayer-Spohn et al., 2007) Mayer-Spohn, O. ; Wissel, S. ; Voß, A. ; Fahl, U. ; Blesl, M.: 
Lebenszyklusanalyse ausgewählter Stromerzeugungstechniken – Stand 2005. 2007. 
unter: http://www.ier.uni-stuttgart.de/publikationen/arbeitsberichte/ Arbeitsbericht_ 
01.pdf (abgerufen am 13.01.2014) 
 
(Meyer, 2012) Meyer, Bettina: Rückstellungen für Stilllegung/Rückbau und Entsorgung 
im Atombereich: Thesen und Empfehlungen zu Reformoptionen. 2012. unter: https:// 
www.greenpeace.de/sites/www.greenpeace.de/files/20120510-Studie-Rueckstellungen-
Rueckbau-Entsorgung-Atomkraftwerk.pdf (abgerufen am 27.04.2014) 
 
(Milles ; Horenburg, 2011) Milles, Uwe ; Horenburg, Peter: Basis Energie 17: Strom aus 
Gas und Kohle. 2011. unter: http://www.bine.info/fileadmin/content/Publikationen/ 
Basis_Energie/Basis_Energie_Nr._17/BasisEnergie_17_internetx.pdf (abgerufen am 
15.01.2014) 
 
(Moser ; Rotering ; Schäfer, 2014) Moser, Albert ; Rotering, Niklas ; Schäfer, Andreas: 
Unterstützung der Energiewende in Deutschland durch einen Pumpspeicherausbau – 
Potentiale zur Verbesserung der Wirtschaftlichkeit und der Versorgungssicherheit. 2014. 
unter: http://www.wasserkraft.info/application/media/documents/Abschlussbericht_RW 







(MVA Weisweiler, 2014) MVA Weisweiler GmbH & Co. KG: Daten und Fakten zur MVA 
Weisweiler. 2014. unter: http://mva-weisweiler.de/mainnavi/die-mva/fakten/ (abgerufen 
am 13.07.2014) 
 
(Neidlein, 2013) Neidlein, Hans-Christoph: Photovoltaikmarkt 2013: Weitere Konsolidie-
rung in Sicht. 2013. unter: http://www.ingenieur.de/Themen/Photovoltaik/ Photovoltaik-
markt-2013-Weitere-Konsolidierung-in-Sicht (abgerufen am 05.01.2014) 
 
(Neuhoff, 2011) Neuhoff, Karsten: Öffnung des Strommarktes für erneuerbare Energien: 
Das Netz muss besser genutzt werden. 2011. In: DIW Wochenbericht Nr. 20/2011 vom 
19. Mai 2011. unter: www.diw.de/documents/publikationen/73/diw_01.c.372718.de/11-
20-4.pdf (abgerufen am 17.05.2015)   
 
(Nitsch ; Trieb, 2000) Nitsch, Joachim ; Trieb, Franz: Potenziale und Perspektiven rege-
nerativer Energieträger. 2000. unter: http://www.dlr.de/Portaldata/41/ Resources/  
dokumente/institut/system/publications/TAB.PDF (abgerufen am 17.05.2014) 
 
(Oeding ; Oswald, 2004) Oeding, D. ; Oswald, B. R.: Elektrische Kraftwerke und Netze. 
2004. 6. Auflage. Springer-Verlag 
 
(Pacher ; Weber-Blaschke ; Faulstich, 2007) Pacher, Christian ; Weber-Blaschke, Gabrie-
le ; Faulstich, Martin: Emissionshandel für Müllverbrennungsanlagen – Ein Anreiz für 
Effizienzsteigerung? 2007. In: Bilitewski, B., Werner, P., Faulstich, M. (Hrsg.): Abfallwirt-
schaft und Klimaschutz - Emissionshandel, Emissionsminderung, Klimaschutzprojekte. 
Schriftenreihe des Instituts für Abfallwirtschaft und Altlasten, Band 52. Technische Uni-
versität Dresden 2007, S. 39-50. unter: http://www.wz-straubing.de/ret/download/2007 
0026_dresden_workshop%20abfall%20und%20klimaschutz_pacher.pdf (abgerufen am 
13.07.2014)    
 
(Peyker et al., 2010) Peyker, Walter ; Degner, Joachim ; Farack, Martin ; Zorn, Wilfried ; 
Götz, Reinhard: Leitlinie zur effizienten und umweltverträglichen Erzeugung von Getrei-
deganzpflanzen zur Silierung (GPS), genutzt als Gärsubstrat in Biogasanlagen sowie zur 
Fütterung. 2010. unter: http://www.tll.de/ainfo/pdf/ggps0810.pdf (abgerufen am 
28.06.2014) 
 
(van Plüer, 2012) van Plüer, Carsten: VIK-Analyse zur Energiewende 2011 – Einfluss auf 
die deutschen Strompreise. 2012. unter: http://vik.de/stellungnahmen.html?file=tl_files/ 






(Prognos, 2009) Prognos AG: Der Abfallmarkt in Deutschland und Perspektiven bis 2020. 
2009. unter: http://www.prognos.com/uploads/tx_atwpubdb/090303_Prognos _NABU_ 
Studie_Abfallmarkt_DE_2020.pdf (abgerufen am 12.07.2014) 
 
(Prognos ; EWI ; GWS, 2011) Prognos AG ; EWI - Energiewirtschaftliches Institut an der 
Universität zu Köln ; Gesellschaft für Wirtschaftliche Strukturforschung mbH (GWS): 
Energieszenarien 2011. 2011. unter: http://www.ewi.uni-koeln.de/fileadmin/user_    
upload/Publikationen/Studien/Politik_und_Gesellschaft/2011/EWI_2011-08-12_Energie-
szenarien-2011.pdf (abgerufen am 03.10.2014) 
 
(Prognos ; EWI ; GWS, 2014) Prognos AG ; EWI - Energiewirtschaftliches Institut an der 
Universität zu Köln ; Gesellschaft für Wirtschaftliche Strukturforschung mbH (GWS): 
Entwicklung der Energiemärkte – Energiereferenzprognose. 2014. unter: http://www. 
bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/Publikationen/entwicklung-der-energiemaerkte-energie-
referenzprognose-endbericht,property=pdf,bereich=bmwi2012, sprache=de,rwb=true. 
pdf (abgerufen am 01.09.2014) 
 
(Pindyck ; Rubinfeld, 2009) Pindyck, Robert ; Rubinfeld, Daniel: Mikroökonomie. 2009. 
Verlag Pearson Studium. 7. aktualisierte Auflage  
 
(PWC, 2014) PricewaterhouseCoopers Aktiengesellschaft Wirtschaftsprüfungsgesellschaft: 
Energiewende-Outlook: Kurzstudie Strom. 2014. unter: http://www.pwc.de/de_DE/de/ 
energiewende/assets/kurzstudie_strom_2014.pdf (abgerufen am 14.06.2015) 
 
(RBCCM, 2013) RBC Capital Markets: Metal Prospects: Uranium Market Outlook – Third 
Quarter 2013. 2013. unter: http://www.resource-capital.ch/fileadmin/research/ fremde/ 
Heinz_Isler_Juni_2013/Metal_Prospects_-_Uranium_RBC_18.6.13.pdf (abgerufen am 
25.01.2014) 
 
(RLI, 2013) Reiner Lemoine Institut gGmbH (RLI): Vergleich und Optimierung von zentral 
und dezentral orientierten Ausbaupfaden zu einer Stromversorgung aus erneuerbaren 
Energien in Deutschland. 2013. unter: http://100-prozent-erneuerbar.de/wp-content/ 
uploads/2014/01/VERGLEICH-UND-OPTIMIERUNG-VON-ZENTRAL-UND-DEZENTRAL-
ORIENTIERTEN-AUSBAUPFADEN-ZU-EINER-STROMVERSORGUNG-AUS-ERNEUERBAREN-
ENERGIEN-IN-DEUTSCHLAND.pdf (abgerufen am 26.09.2014) 
 
(von Roon ; Huck, 2010) von Roon, Serafin ; Huck, Malte: Merit Order des Kraftwerks-
parks. 2010. unter: http://www.bayern-innovativ.de/ib/site/documents/media/82ac12 





(RWE, 2010) RWE AG: Energie für die Zukunft - Das neue Kraftwerk Westfalen. 2010. 
unter: https://www.rwe.com/web/cms/mediablob/de/12418/data/12428/6/rwe-power-
ag/kraftwerksneubau/kraftwerk-westfalen-bloecke-d-und-e/de-Das-neue-Kraftwerk-
Westfalen.pdf  (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(RWE, 2014a) RWE AG: Rückbau von Kernkraftwerken – Fragen & Antworten. 2014. 
unter:  http://www.rwe.com/web/cms/de/1030464/rwe-power-ag/standorte/rueckbau-
von-kernkraftwerken-fragen-antworten/ (abgerufen am 28.04.2014) 
 
(RWE, 2014b) RWE AG: KW Neurath BoA 2&3. 2014. unter: http://www.rwe.com/web/ 
cms/de/12068/rwe-power-ag/standorte/braunkohle/kw-neurath-boa-2-3/ (abgerufen am 
17.08.2014) 
 
(Schaeffer et al., 2004) Schaeffer, G. ; Alsema, E. ; Seebregts, A. ; Beurskens, L. ; de 
Moor, H. ; van Sark, W. ; Durstewitz, M. ; Perrin, M. ; Boulanger, P. ; Laukamp, H. ; 
Zuccaro, C.: Learning from the Sun. Analysis of the use of experience curves for energy 
policy purposes: The case of photovoltaic power. Final report of the Photex project. 2004. 
unter: http://www.ecn.nl/docs/library/report/2004/c04035.pdf (abgerufen am 
20.12.2013) 
 
(Schulze ; Schlitte, 2012) Schulze, Sven ; Schlitte, Friso: Auswirkungen der Abfallgesetz-
gebung auf das Abfallaufkommen und die Behandlungskapazitäten bis 2020. 2012.  
unter: http://www.hwwi.org/uploads/tx_wilpubdb/HWWI_Policy_Paper-64_Abfallszena-
rien-2020_01.pdf (abgerufen am 12.07.2014) 
 
(Schüwer et al., 2010) Schüwer, Dietmar ; Arnold, Karin ; Dienst, Carmen ; Lechten-
böhmer, Stefan ; Merten, Frank ; Fischedick, Manfred ; Supersberger, Nikolaus ; Zeiss, 
Christoph: Erdgas: Die Brücke ins regenerative Zeitalter - Bewertung des Energieträgers 
Erdgas und seiner Importabhängigkeit. 2010. unter: http://epub.wupperinst.org/front-
door/index/index/docId/3536 (abgerufen am 31.08.2014) 
 
(Sijm ; Neuhoff ; Chen 2006) Sijm, Jos ; Neuhoff, Karsten ; Chen, Yihsu: CO2 cost pass 
through and windfall profits in the power sector. 2006. unter: http://www.eprg.group. 









(Simon et al., 2008) Simon, Ralf ; Christ, Alexander ; Deutsch, Martin ; Weiher, Roland: 
Untersuchung von Biomasse- und Altholz(heiz)kraftwerken im Leistungsbereich 5 bis 20 
MWel zur Erhöhung der Wirtschaftlichkeit. 2008. unter: http://www.tsb-energie.de/ 
fileadmin/files/pdf/Publikationen/Fachbeitraege/TSB_Biomasse Altholzhkw_2008.pdf 
(abgerufen am 14.06.2014) 
 
(Sinke, 2009) Sinke, Wim: Grid parity: Holy Grail or hype? 2009. In: International 
Sustainable Energy Review Issue 1/ 2009. unter: https://www.ecn.nl/publications/ Pdf-
Fetch.aspx?nr=ECN-V--08-035 (abgerufen am 19.10.2014)   
 
(Stadt Nürnberg, 2014) Stadt Nürnberg: Häufig gestellte Fragen zur Müllverbrennungs-
anlage Nürnberg (MVA). 2014. unter: http://www.nuernberg.de/ internet/abfallwirt-
schaft/faq_mva.html#6 (abgerufen am 13.07.2014) 
 
(Solon, 2011) Solon SE: PV+Test Ergebnisse. 2011. unter: http://www.photovoltaik4all. 
de/media/pdf/1532_1465_1433_sd_solon_111110_web_1.pdf (abgerufen am 
17.09.2014) 
 
(SWD, 2013) Stadtwerke Düsseldorf AG (SWD): Düsseldorfs neues Kraftwerk. 2013. 
unter: http://www.swd-ag.de/download/broschueren/Neues_Erdgaskraftwerk_flyer.pdf? 
PHPSESSID=mssv469ni80db6sudi1ujl7v24 (abgerufen am 31.08.2014) 
 
(Thierfeldt ; Schartmann, 2009) Thierfeldt, S. ; Schartmann, F.: Stilllegung und Rückbau 
kerntechnischer Anlagen: Erfahrungen und Perspektiven. 2009. unter: http://www.ptka. 
kit.edu/downloads/ptka-wte-e/WTE-E-Entsorgungsforschung-Broschuere_Stilllegung-
und-Rueckbau_BRENK.pdf (abgerufen am 27.04.2104) 
 
(De La Tour ; Glachant ; Ménière, 2013) De La Tour, Arnaud ; Glachant, Matthieu ; Mé-
nière, Yann: What cost for photovoltaic modules in 2020? Lessons from experience curve 
models. 2013. unter: http://hal-ensmp.archives-ouvertes.fr/docs/00/82/65/16/PDF/I3 
WP_13-ME-03_v2.pdf (abgerufen am 04.01.2014) 
 
(Traber ; Kemfert, 2012) Traber, Thure ; Kemfert, Claudia: Die Auswirkungen des Atom-
ausstiegs in Deutschland auf Strompreise und Klimaschutz in Deutschland und Europa. 
2012. unter: https://www.greenpeace.de/sites/www.greenpeace.de/ files/20120702-







(TUHH ; GFZ, 2014) Technische Universität Hamburg-Harburg (TUHH) ; Deutsches Geo-
ForschungsZentrum (GFZ): Vorbereitung und Begleitung der Erstellung des Erfahrungs-
berichts 2014 gemäß § 65 EEG Vorhaben IIa Stromerzeugung aus Geothermie – Zwi-
schenbericht. 2014. unter:  http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/XYZ/zwischen-
bericht-vorhaben-2b,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb =true.pdf (abge-
rufen am 29.06.2014) 
 
(UBA, 2013) Umweltbundesamt (UBA): Kraftwerke in Deutschland (ab 100 Megawatt 
elektrischer Leistung). 2013. unter: http://www.umweltbundesamt.de/daten/energie-
bereitstellung- verbrauch/kraftwerke (abgerufen am 25.12.2013) 
 
(Ueckert, 2011) Ueckert, Maya: Stade: Ein Atommeiler wird entsorgt. 2011. unter: 
http://www.ndr.de/regional/niedersachsen/akwstade105.html (abgerufen am 
28.04.2014) 
 
(Universität Freiburg, 2005) Albert-Ludwigs-Universität Freiburg: Vorbereitende Analyse 
für eine nachhaltige Energieversorgung auf den kolumbianischen Inseln San Andrés und 
Old Providence. 2005. unter: http://www.minminas.gov.co/minminas/downloads/ UserFi-
les/File/ENERGIA/sanandres/Informe%20GTZ%20Generacion%20San%20Andres.pdf 
(abgerufen am 12.07.2014) 
 
(Vaaßen, 2005) Vaaßen, Willi: Qualitätsmerkmale photovoltaischer Module. 2005. unter: 
http://apache.solarch.ch/pdf/19Vassen.pdf (abgerufen am 18.09.2014) 
 
(Vattenfall, 2013) Vattenfall: Zuverlässige Energie für Hamburg - Das neue Kraftwerk 
Moorburg. 2013. unter: http://corporate.vattenfall.de/Global/Deutschland/ Geschaefts-
felder/Erzeugung/Neubauprojekte/Moorburg_und_Fischtreppe/140617_Broschuere_ 
Moorburg_deutsch.pdf (abgerufen am 30.08.2014) 
 
(Vattenfall, 2014) Vattenfall : Boxberg – das zweitgrößte Kraftwerk Vattenfalls in 
Deutschland. 2014. unter: http://kraftwerke.vattenfall.de/powerplant/boxberg  
(abgerufen am 17.08.2014) 
 
(VGB PowerTech, 2003) VGB PowerTech e. V.: Kurzbericht: Konzeptstudie Referenz-
kraftwerk Nordrhein-Westfalen (RKW NRW). 2003. unter: http://www.vgb.org/vgbmulti-







(VGB PowerTech, 2004) VGB PowerTech e. V.: Anlage 1: Jahresnutzungsgrade (netto) 
von fossil befeuerten Kraftwerksanlagen gemäß den „besten verfügbaren Kraftwerks-
techniken“. 2004. unter: http://www.vgb.org/vgbmultimedia/News/ Anlage+1+ zum+ 
Benchmark+Ansatz-view_image-1-called_by-vgborg-original_site--original_page-377.pdf 
(abgerufen am 12.01.2014) 
 
(VGB PowerTech, 2013) VGB PowerTech e. V.: Zahlen und Fakten - Stromerzeugung 
2013|2014. 2013. unter: http://www.vgb.org/daten_stromerzeugung.html?dfid=55640 
(abgerufen am 12.01.2014) 
 
(Wagner et al., 2004) Wagner, U. ; Geiger, B. ; Hardi, M. ; Brückl, O. ; Roth, H. ; 
Tzscheutschler, P.: CO2-Vermeidungskosten im Kraftwerksbereich, bei den erneuerbaren 
Energien sowie bei nachfrageseitigen Energieeffizienzmaßnahmen. 2004. unter: http:// 
www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/Publikationen/Studien/co2-vermeidungs-kosten-im 
kraftwerksbereich-bei-den-erneuerbaren-energien,property=pdf,bereich= bmwi2012, 
sprache=de,rwb=true.pdf (abgerufen am 22.06.2013) 
 
(Wagner et al., 2007) Wagner, Hermann-Josef ; Koch, Marco K. ; Burkhardt, Jörg ;  
Große Böckmann, Thomas ; Feck, Norbert ; Kruse, Philipp: CO2-Emissionen der Stromer-
zeugung - Ein ganzheitlicher Vergleich verschiedener Techniken. 2007. unter: http:// 
www.vdi.de/fileadmin/vdi_de/redakteur_dateien/geu_dateien/FB4-Internet-seiten/CO2-
Emissionen%20der%20Stromerzeugung_01.pdf (abgerufen am 11.01.2014) 
 
(Wechsler, 2010) Wechsler, Johannes: Wasserkraft, eine altbewährte Technik mit Zu-
kunft?. 2010. unter: http://intern.ipv.uni-stuttgart.de/content/web9/docs/Wasserkraft. 
pdf (abgerufen am 18.05.2014) 
 
(Welt, 2014) Die Welt: So teuer ist Strom im nächsten Jahr. 2014. unter: http://www. 
welt.de/finanzen/verbraucher/article134549798/So-teuer-ist-Strom-im-naechsten-Jahr. 
html (abgerufen am 12.05.2015) 
 
(WindGuard, 2014) Deutsche WindGuard: Status des Offshore-Windenergieausbaus in 
Deutschland. 2014. unter: http://www.wind-energie.de/sites/default/files/attachments/ 
page/statistiken/fact-sheet-offshore-statistik-2013.pdf (abgerufen am 01.09.2014) 
 
(Wissel et al., 2008) Wissel, S. ; Rath-Nagel, S. ; Blesl, M. ; Fahl, U. ; Voß, A.: Stromer-
zeugungskosten im Vergleich. 2008. unter: http://www.ier.uni-stuttgart.de/publikatio-






(Wöltje, 2013) Wöltje, Jörg: Investition und Finanzierung. 2013. 1. Auflage. Haufe-
Lexware GmbH & Co. KG 
 
(WWF, 2007) World Wide Fund For Nature (WWF): Dirty Thirty - Ranking of the most 
polluting power stations in Europe. 2007. unter: http://assets.panda.org/downloads/ 
european_dirty_thirty_may_2007.pdf (abgerufen am 12.01.2014) 
 
(ZSW et al., 2014) Zentrum für Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-
Württemberg (ZSW) ; Fraunhofer Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik 
(IWES) ; Bosch & Partner GmbH ; GfK SE: Vorbereitung und Begleitung der Erstellung 
des Erfahrungsberichts 2014 gemäß § 65 EEG Vorhaben IIc Stromerzeugung aus Solarer 
Strahlungsenergie – Zwischenbericht. 2014. unter: http://www.bmwi.de/BMWi/ Redakti-
on/PDF/XYZ/zwischenbericht-vorhaben-2c,property=pdf,bereich=bmwi2012 ,sprache= 
de,rwb=true.pdf (abgerufen am 19.07.2014) 
 
 
 
